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La expansión de la red eléctrica a las zonas rurales en ubicaciones remotas, tienen que 
tener en cuenta después de una evaluación detallada de los aspectos técnicos y 
económicos, un aporte subjetivo en lo socio-económico, sin olvidar el punto de vista de 
beneficio global para la sociedad. 
 
En Colombia se hace evidente el esfuerzo realizado por las empresas electrificadoras de 
expandir las redes eléctricas a todas las zonas rurales del país; cabe mencionar que a 
pesar de los esfuerzos reiterados por mejorar el suministro de energía en zonas rurales, 
las condiciones geográficas y atmosféricas suelen deteriorar y/o dañar los equipos que 
permiten la distribución de la energía, haciendo así que la labor sea más compleja; esto 
se refleja en mayores tiempos de indisponibilidad del servicio afectando a los usuarios, y 
mayores costos para la empresa. 
 
La tesis aborda el estudio de la alta tasa de falla de transformadores de distribución 
instalados en la zona rural del oriente del departamento de Caldas. La metodología 
implementada en el estudio, permite realizar el análisis de causa raíz, calculo de la tasa 
de falla e identificación de la zona critica de falla; adicionalmente, se evalúan soluciones 
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Study of Failure  of Distribution Transformers in the East 
Caldas 
 
The expansion of the electricity grid to rural areas in remote locations, it should be 
considered after a thorough technical and financial evaluation, with a subjective socio-
economic contribution and without forgetting the overall benefit to society. 
 
Electrical companies in Colombia have made great efforts to expand electrical networks 
to all rural areas of the country; it is noteworthy that despite repeated efforts to improve 
the power supply in this area, geographical and atmospheric conditions often deteriorate 
and/or damage the network equipment used for the distribution of energy. Thus, the work 
becomes more complex and the outcome is higher downtimes affecting users, and higher 
costs affecting electrical utilities. 
 
This thesis undertakes the study of the high rate of failures in installed distribution 
transformers in rural zone of Caldas ́s eastern; The methodology implemented enables 
root cause analysis, calculation of the failure rate and identification of critical zone of 
failure; additionally, conventional solutions and their proper implementation are evaluated 
to reduce the high rate of failure of transformers. 
 
Keywords: Fault Trees, internal partial discharge, surge-protective device, Transformer 
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Uno de los problemas más graves que afronta el Sector Eléctrico Colombiano, es el alto 
índice de fallas de transformadores de distribución, principalmente en las zonas rurales; 
que para el caso de la zona oriente de Caldas, servida por la Central Hidroeléctrica de 
Caldas (CHEC), se presentan anualmente en promedio 162 transformadores fallados los 
cuales han tenido un promedio de vida útil de 2,37 años [1]. Centros de investigaciones 
han realizado trabajos de estudios y propuestas de soluciones puntuales. Sin embargo, a 
la fecha, el problema de falla de transformadores de distribución persiste, con 
consecuencias directas en baja calidad de la energía eléctrica y los costos por reposición 
en los equipos y mano de obra. 
Los resultados del estudio presentados en esta tesis, parten de un proyecto de 
investigación continuo, sistemático y metodológico con el objetivo de contribuir a 
encontrar soluciones técnicas y económicas, sobre bases científicas firmes y objetivas a 
la alta mortalidad de transformadores de distribución de la zona oriente de Caldas. El 
trabajo mostrado define las metodologías que permiten diagnosticar y controlar las fallas 
en transformadores de distribución, y para la misma se definen dos etapas: 
Una primera etapa de diagnóstico de causas de fallas, en la cual se realiza un estudio de 
los historiales de fallas, análisis de la información existente y evaluación tanto de las 
instalaciones de los transformadores como del entorno (descargas eléctricas 
atmosféricas, configuración de la red, condiciones geográficas, sistemas de puesta a 
tierra, manipulación e instalación de los transformadores) con el fin de realizar un 
diagnóstico integral y plantear hipótesis preliminares para buscar una solución objetiva al 
problema. 
En la segunda etapa, se procede a plantear soluciones técnicas económicamente 
viables, sobre bases científicas y objetivas a la disminución de la alta mortalidad de 
transformadores de distribución. 
Los resultados de este trabajo permitirán adoptar los sistemas de protecciones más 
convenientes que permitan obtener una mayor confiabilidad de los transformadores de la 
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zona oriente, y así se logrará alargar el ciclo de vida de los mismos generando un 





1 Introducción  
En este primer capítulo se hace una presentación resumida de los antecedentes relativos 
a la falla de los transformadores en la zona oriente de Caldas y soluciones 
implementadas. Se presenta también la hipótesis de solución y la metodología propuesta 
para alcanzar los objetivos planteados; el objetivo especifico y los generales, son 
enunciados en este capítulo, así como la justificación. Finalmente, se muestra la 
estructura general del documento por capítulo. 
1.1 Antecedentes  
La mayoría de los estudios realizados sobre la falla de transformadores en Colombia, 
centran su análisis como principal causa de falla las sobretensiones por descargas 
atmosféricas, esto debido a que el país se encuentra ubicado en una de las zonas con 
más alto índice de densidad de descargas a tierra (DDT) del planeta [2], que para el 
municipio de Samaná se registra un nivel de DDT de 10-9 descargas/km2-año [3]. En la 
Figura 1-1, se muestran las principales investigaciones relacionadas a la solución del 
problema de falla de transformadores en la zona oriente de Caldas. 
 
Figura 1-1. Contribuciones a la solución de falla de transformadores en la zona oriente 
El último trabajo de investigación desarrollado, corresponde al realizado por el Programa 
de Investigación sobre Adquisición y Análisis de Señales (PAAS) de la Universidad 
Nacional de la sede de Bogotá. El objetivo de este proyecto fue el diseño de un 
 
 
Fig. 1. Contributions to the solution of transformer failures. 
 
The latest research [7] on this t pic was carried out by the 
Research Program on cquisition and Signal Analysis 
(PAAS) of the Universidad Nacional de Colombia, Bogotá 
branch. A transformer prototype with several special features 
that perform better in areas of high atmospheric electrical 
activity was designed during this project. This prototype 
showed increased supportability of the applied electrical 
stresses. During this project, 14 transformers of special 
features (transformer of greater BIL and a SPT mesh) were 
installed in the rural zone of Samaná–Caldas. It was found that 
to this date 12 transformers have failed with an average 
lifetime of 2.8 years. These results show that the transformer 
of special design implemented in the Eastern area of Caldas 
does not provide an optimal solution; therefore a new study of 
the topic is required in order to find the main cause of 
transformer failures and hence propose appropriate solutions. 
 
 
III. DESCRIPTION OF THE PROPOSAL 
Distribution transformers are the most protected 
equipment in electrical systems because the reliable supply of 
electrical power to customers depends on these.However, the 
high transformer failure rates in the eastern part of CHEC calls 
for a more detailed study in order to identify the true causes of 
failure of distribution transformers.  As a result, the economic 
losses due to equipment replacement and compensation will 
be reduced, and reliability in the provision of energy will 
improve.A methodology to diagnose and monitor failures in 
distribution transformers was proposed to address this 
problem. The methodology has two stages.  In the diagnostic 
stage, the critical areas and the recurrent nodes failures to be 
mitigated are identified.  In the second stage, remedial action 
plans are set and include maintenance policies and system 
redesign. 
IV. RESULTS 
A. Analysis of Information CHEC 
The results in this study are focused on the analysis of 
nodes with recurrenttransformer failures in the eastern area 
CHEC.From the analysis of data available in different 
information systems of CHEC, it was determined that: 
• There are 2776 transformers installed in the eastern area 
CHEC. 
• There are 969 transformers that were installed but failed 
in the past six years. 
• There are 341 nodes in which transformers failed. 
• There are 76 transformers that failed and were diagnosed 
in the laboratory CHEC. 
A temporal analysis of failed transformers and the months 
of increased atmospheric electrical activity was performed to 
establish the relationship between electrical storms and 
transformer failures. Figure 2 shows a direct relationship 
between the amount of failed transformers per month and 
temporal variation of rainfall in 2011. 
 
 
Fig. 2. Failed transformers/Rainfall year 2011 
 
The above graph shows that in the months of July and 
August the failure of transformers did not have the same trend 
as the precipitation of rain, so it can be inferred that there is a 
different cause of failure not associated with lightning.There is 
a relationship between periods of rain and failure of 
transformers in the remainder months which indicate that 
lightning might be the cause of transformer failure. 
However, when analyzing the location of repeat nodes, 
hereinafter called critical zone, it was determined that the 
largest amount of failed transformers is located on the 
periphery of the central mountain range, which is consistent 
with the area of higher GFD (see Fig 3). 
 
 
Fig. 3. Repeat nodes in transformer failure 
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transformador prototipo de características especiales de mejor desempeño para zonas de 
alta actividad eléctrica atmosférica, lo cual es reflejado en mayor  soportabilidad de los 
esfuerzos eléctricos a los cuales se pude ver sometido [7].    
Para medir el desempeño de estos transformadores, en el año 2001 se instalaron 14 
transformadores prototipo en el circuito SNA23L15, el cual está ubicado en zona rural de 
Samaná. Al realizar el seguimiento de cada uno de estos transformadores, se encontró 
que a la fecha han fallado 12 transformadores con un tiempo de vida medio de 2,91 años 
[1], la Figura 1-2 muestra la red eléctrica en la cual se instalaron los transformadores 
prototipos y su localización, así como aquellos que han fallado hasta la fecha.  
Con estos resultados se concluye que el transformador prototipo de diseño especial 
implementado en la zona oriente de Caldas, no presenta una solución óptima; por lo 
tanto, se requiere nuevamente estudiar el tema para hallar la causa principal de falla de 
los transformadores y proponer las soluciones adecuadas. 
 
Figura 1-2. Ubicación de transformadores prototipo, circuito SNA23L15 
1.2 Hipótesis de Solución. 
Para lograr el desarrollo de la primera etapa, diagnostico de causas de fallas, se propone 
la implementación de una metodología integral de trabajo que consiste en evaluar las 
variables más significativas en la operación del transformador tales como:  
§ Prácticas de manipulación e instalación del transformador. 
§ Condiciones medioambientales y geográficas. 
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§ Requerimientos técnicos específicos según la zona de instalación. 
§ Configuraciones y tecnologías de los sistemas de protecciones actualmente 
implementados en las instalaciones. 
Las bases teóricas de esta propuesta metodológica para la identificación de la causa de 
falla, se basan en los siguientes criterios [9] : 
§ Análisis de criticidad 
§ Análisis de modos de falla y efectos. 
§ Análisis de causa raíz. 
1.2.1 Análisis de criticidad  
Permite jerarquizar sistemas, instalaciones y equipos, en función de su impacto global, 
con el fin de optimizar el proceso de asignación de recursos (económicos, humanos y 
técnicos). Para aplicar el análisis de criticidad se deben: definir los alcances y propósitos 
del análisis; establecer criterios de importancia y seleccionar un método de evaluación 
para jerarquizar la selección del sistema objeto del análisis. 
1.2.2 Análisis de modos de falla y efectos  
El análisis de modos de falla y efectos es un proceso sistemático para la identificación de 
las fallas potenciales del diseño de un producto o de un proceso antes de que éstos 
ocurran, con el propósito de eliminarlos o de minimizar el riesgo asociado a los mismos.  
1.2.3 Análisis de Causa Raíz 
Es una metodología utilizada para identificar las causas que originan las fallas o 
problemas, las cuales al ser corregidas evitarán la ocurrencia de los mismos. El análisis 
causa raíz permite buscar la razón por la cual un sistema, instalación, equipo, 
componente o elemento no funciona satisfactoriamente. 
El análisis del problema es seguir el inconveniente por la presencia de un efecto. Con lo 
cual se identifica y se describe al mismo, buscando la causa más cercana. Al llegar a 
este punto se aplican herramientas de investigación (Línea de tiempo y árboles de causa 
raíz, diagrama de Ishikawa, entre otros) con la finalidad de identificar realmente las 
causas del problema. 
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El análisis causa raíz resiste cualquier estudio cuantitativo o lógico porque se basa en 
hechos mensurables y cuantificables, no suposiciones o conjeturas y las causas reales 
han sido identificadas mediante razonamientos ordenados y racionales. Además es 
expresado en formas y lenguajes simples. 
Para el desarrollo de la segunda etapa, soluciones técnicas, se investiga sobre los 
requerimientos técnicos específicos de transformadores de distribución, tecnologías de 
protección existentes, referentes internacionales con reporte de efectividad. Para validar 
la efectividad de las soluciones técnicas, se llevaran a cabo simulaciones digitales donde 
se observe el rendimiento de las acciones propuestas. 
Finalmente, se evalúa cada una de las soluciones según su impacto y viabilidad de 
implementación. El impacto mide la capacidad de la solución para eliminar la probabilidad 
de ocurrencia de la falla. La viabilidad tiene en cuenta diversos aspectos relacionados 
con la implementación de la solución: Plazo de implementación, viabilidad (estimación del 
grado de complejidad), necesidades auxiliares (otras requerimientos a considerar en 
función del tipo de instalación). Evidentemente, las soluciones que nos interesan son 
aquellas con un alto impacto y viabilidad. 
1.3 Justificación 
Dado que de los transformadores de distribución depende el suministro confiable de 
energía a los usuarios, son estos equipos los más protegidos del sistema. Sin embargo, 
en razón a los altos índices de fallas en la zona oriente, se hace necesario realizar un 
estudio más detallado para identificar las verdaderas causas de fallas de los 
transformadores, y por consiguiente la disminución de las pérdidas económicas por 
reposición de equipos, penalizaciones y el mejoramiento en la confiabilidad de la 
prestación del servicio de energía. 
1.4 Objetivos de la tesis 
El objetivo principal de este trabajo de investigación, es adelantar estudios técnicos para 
la identificación de las principales causas de falla de los transformadores de distribución 
en la zona oriente de Caldas y proponer soluciones técnicas y económicamente viables. 
 
Objetivos específicos: 
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1. Implementación de la metodología para determinar la causa de falla de 
transformadores de distribución. 
2. Proponer las acciones remediales considerando requerimientos técnicos 
específicos de los transformadores, tecnologías de protección y evaluación de 
efectividad. 
3. Validación de las acciones remediales por medio de simulaciones digitales. 
4. Realizar valoración del impacto de mejora en la confiabilidad de los 
transformadores de acuerdo a las acciones remediales propuestas. 
1.5 Metodología 
La aplicación de la metodología para determinar el origen de fallas en transformadores 
de distribución de la zona oriente debe estar precedida de una evaluación de los estudios 
realizados, análisis en detalle de las instalaciones, y procesamiento de la información 
existente en las bases de datos CHEC. 
 
El esquema metodológico para el análisis de fallas en transformadores a partir del 
procesamiento de la información se divide en las siguientes etapas: 
Paso 1: División de la instalación. 
Paso 2: Determinación de modos de falla. 
Paso 3: Jerarquización de modos de falla según gravedad. 
Paso 4: Obtención de causas raíces de modos de falla graves 
1.5.1 División de la instalación  
Una vez determinada la instalación a la que se aplica la metodología de estudio, se debe 
dividir en sus bloques funcionales. Estos bloques son los diferentes subsistemas que 
funcionando de manera conjunta, desempeñan la funcionalidad global del sistema. 
 
Los diferentes bloques deben ser divididos a su vez en sus elementos constitutivos. Se 
advierte que el método es válido para la identificación de causas de falla de elementos 
individuales en procesos en los que la función de cada uno de ellos está claramente 
definida. 
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1.5.2 Determinación de los modos de falla  
En primer lugar, debemos definir el concepto de modo de falla. En nuestro caso vamos a 
definirlo como las distintas maneras que un determinado equipo deja de cumplir la 
función para la que ha sido diseñado. 
 
Para obtener los diferentes modos de falla que aplican a un determinado elemento se 
debe preguntar: ¿Qué problemas pueden aparecer en el elemento como consecuencia 
de un mal funcionamiento? 
1.5.3 Jerarquización de los modos de falla según gravedad 
No todos los modos de falla son igualmente importantes. Así para el caso de una 
subestación no será igualmente importante el falla de un equipo de aire acondicionado 
que la no apertura de un interruptor tras el disparo de una protección de línea. 
 
Para discriminar que modos de falla son prioritarios es necesario aplicar un criterio, 
apareciendo de este modo el llamado Número de Prioridad de Riesgo (NPR). Este índice 
por sí mismo no tiene ningún significado si no es por comparación con el obtenido por los 
demás modos de falla. 
 
El NPR debe contemplar una serie de parámetros fundamentales: La Frecuencia (F) con 
la que se produce el falla, el Impacto (I) que dicha falla tiene sobre el funcionamiento de 
la instalación y por último la Detectabilidad (D), es decir la capacidad que tenemos para 
detectar el falla en una fase incipiente antes de que sus efectos empiecen a 
manifestarse: 
 ( 1-1) 
La escala utilizada para valorar cada uno de los parámetros mencionados depende de si 
se pretende dar mayor importancia a alguno que a los demás. En el caso de la aplicación 
particular a transformadores la escala será de 1 al 3 para los tres conceptos. 
 
Es importante tener en cuenta el carácter (directo o inverso) de los 3 criterios. Para el 
caso del impacto y la frecuencia será directo: Cuanto más grave sean las consecuencias 
de la ocurrencia del falla o mayor sea su repetición, mayor será la puntuación y por tanto 
NPR = I ⋅F ⋅D
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su importancia. En el caso de la detectabilidad ocurre lo contrario, cuanto más fácil sea 
detectarlo, menor será la puntuación dada. 
1.5.4 Obtención de las causas raíces de modos de fallas 
graves  
Una vez jerarquizados todos los modos de falla de la instalación, según el método 
explicado, debemos determinar cuáles deben ser considerados graves, siendo objeto de 
un estudio detallado de las causas que los provocan. 
 
No existe una regla fija para establecer la distinción entre modos de falla graves y no 
graves, no obstante recomendamos la utilización de la Regla de Pareto (también 
conocida como Ley 20/80), la cual establece que tomando medidas sobre el 20 % de los 
modos de fallas podremos solucionar el 80 % de los incidentes en transformadores de 
distribución. De esta forma si hemos definido 100 modos de falla en nuestra instalación 
elegiremos como graves los 20 con una mayor puntuación. 
 
Una vez ejecutada la criba, estudiaremos las causas raíces de los modos de falla graves. 
Para ello obtendremos los llamados Árboles de Causas Raíces. Como se puede observar 
en la Figura 1-3, estos árboles tratan de describir, a lo largo de varios niveles, la 
secuencia lógica de causas que pueden desembocar en la ocurrencia de una 
determinada falla. 
 
Figura 1-3. Árbol de modos de fallas graves 
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Cuanto más elevado es el nivel, mayor es el detalle y por lo tanto estaremos más cerca 
de la causa origen que ha iniciado el falla. Así pues, si aplicásemos actuaciones capaces 
de eliminar dichas causas evitaríamos que se produjesen esas fallas. 
1.6 Auditoría del proceso de diagnóstico en 
laboratorio 
La auditoría se realizó con base a las Normas Técnicas Colombianas que aplican tanto 
para la manipulación como para las pruebas técnicas a los transformadores. Las normas 
de aplicación se listan a continuación: 
§ NTC 380 Transformadores eléctricos. Ensayos eléctricos. Generalidades. 
§ NTC 375 Transformadores. Medida de la resistencia de los devanados. 
§ NTC 471 Transformadores. Relación de transformación. Verificación de la 
polaridad y relación de fase. 
§ GTC 71 Guía para la reclamación de garantías de transformadores. 
§ NTC 2784 Guía para embalaje, almacenamiento y transporte de transformadores 
de distribución. 
 
Otro aspecto necesario a considerar en la auditoría, es el adecuado manejo y control de 
Bifenilos Policlorados también conocidos como PCB´s, para lo cual se recurrió a la 
Resolución Ministerio de Ambiente y Desarrollo Sostenible N° 0222 del 2011. 
 
A continuación se describen los pasos en el proceso de diagnóstico de transformadores 
fallados en laboratorio: 
§ Recepción de transformadores al centro de diagnóstico. 
§ Diagnóstico del transformador fallado y pruebas iniciales (TTR-Relación de 
transformación y Prueba de aislamiento). 
§ Disposición final del transformador. 
 
Para el correcto desarrollo de la auditoría, se generaron los formatos necesarios para tal 
fin. 
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1.7 Inspección de las instalaciones de 
transformadores en campo  
Después de identificar la zona critica de falla de transformadores por medio de 
procesamiento de la información, se programa una visita técnica a campo para realizar la 
inspección de las instalaciones de los transformadores y auditar desde lo técnico el 
cumplimiento normas [13]. 
1.8 Análisis de causa raíz 
Con los resultados obtenidos de la metodología del análisis de causa raíz, auditoria del 
proceso de diagnóstico e inspección de las instalaciones de los transformadores, se 
realiza un diagrama de causa y efecto o diagrama de Ishikawa, que muestra las posibles 
causas que generaron estos tipos de falla, estas causas se priorizaron para poder 
enfocar las soluciones técnicas que se plantean. 
1.9 Estructura de la Tesis 
Este trabajo de investigación agrupa una secuencia de procedimientos que permitirán 
desarrollar los objetivos antes propuestos y será estructurado como se muestra a 
continuación. 
 
Capítulo 1: Es la introducción general donde se presenta el contexto del desarrollo del 
trabajo. También se presenta la justificación e importancia del trabajo desarrollado; 
adicionalmente, se presentan también el objetivo general, objetivos específicos y la 
metodología para determinar las causas de fallas de los transformadores. Finalmente se 
muestra la estructura general de la tesis. 
 
Capítulo 2: Se presenta el desarrollo de los planteamientos matemáticos de cada uno de 
los modelos y algoritmos necesarios para alcanzar de cada uno de los objetivos 
planteados.   
 
 Capítulo 3: Se realizara una adecuación a la información disponible por CHEC mediante 
el procesamiento estadístico de las base de datos sobre transformadores fallados. 
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Posterior a esta adecuación se realiza la validación de cada una de las bases de datos e 
información disponible recopilada por CHEC en los últimos 6 años. 
 
Capítulo 4: En este capítulo se presenta los resultados obtenidos de la aplicación de la 
metodología implementada, donde se determina cual es la principal causa de falla de los 
transformadores. 
 
Capítulo 5: A partir de los resultados obtenidos en el capítulo 4, se plantean los 
escenarios de soluciones técnicas considerando tecnologías actuales de protección, 
normatividad actual, y requerimientos específicos de los transformadores. También se 
encuentra las validaciones de las acciones remediales por medio de simulaciones 
digitales donde se observa el rendimiento de las soluciones propuestas. 
 
Capítulo 6: En este capítulo, se presentan los resultados obtenidos de la valoración del 
impacto y la viabilidad de cada uno de los escenarios propuestos. 
 







2 Consideraciones Matemáticas 
Para la lectura adecuada y coherente del documento, se deben tener conceptos claros 
acerca de las causas de fallas en equipos eléctricos y los métodos que se van a utilizar 
para afrontar el estudio de falla de los transformadores. Por tanto, a continuación se 
presentan las bases teóricas. 
2.1 Método de los árboles de fallas 
La evaluación de la confiabilidad en sistemas, es usualmente realizada por medio de 
técnicas de aproximación analítica basadas en una descripción probabilística de la 
operación del sistema. En este trabajo de investigación se utiliza el método de análisis de 
árboles de fallas el cual se usa para el evaluación de confiabilidad y en el que se hace 
necesario describir cada componente y posibles condiciones de contingencia del sistema. 
 
La técnica del árbol de fallas surgió en 1962 con su primera aplicación a la verificación de 
la fiabilidad de diseño del cohete Minuteman [15]. Posteriormente fue aplicado 
principalmente en el área nuclear y después en aplicaciones en el campo químico, en 
estudios como él de Rijmond. Los arboles de fallas constituyen una técnica ampliamente 
utilizada en los análisis de riesgos debido a que proporcionan resultados cualitativos y 
cuantitativos. 
 
 Esta técnica consiste en un proceso deductivo basado en las leyes del álgebra de Boole, 
que permite determinar la expresión de sucesos complejos estudiados en función de los 
fallas básicos de los elementos que lo estructuran y calcular su probabilidad. 
La construcción del árbol de falla, consiste en descomponer sistemáticamente un suceso 
complejo denominado suceso máximo en sucesos intermedios hasta llegar a sucesos 
básicos para los cuales se puede calcular la probabilidad de fallas. A continuación se 
definen los elementos que conforman el árbol de fallas [17]: 
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Suceso máximo: Ocupa la parte  superior de la estructura lógica que representa el árbol 
de fallas, ver Figura 2-1. 
 
Sucesos intermedios: Son los sucesos intermedios que son encontrados en el procesos 
de disgregación y que a su vez pueden ser de nuevo descompuestos. Se representan en 
el árbol de fallas en forma de rectángulos, ver Figura 2-1. 
 
Sucesos básicos o causa de falla: Son los sucesos terminales de la disgregación. Tiene 
asociada una probabilidad de ocurrencia determinada y pueden representar sucesos de 
“fallas” como por ejemplo, la indisponibilidad de un componente, o también sucesos de 
“éxito” u ocurrencia de un evento determinado. Se representa en forma de círculos en la 
estructura del árbol, Figura 2-1. 
 
Figura 2-1. Árbol de falla 
En el proceso de disgregación del árbol se recurre a una serie de puertas lógicas que 
representan los operadores del álgebra de Boole. Los dos tipos más elementales 
corresponden a las compuertas AND y OR. La compuerta OR se utiliza para indicar una 
“O” lógica: Significa que la salida  (del evento 1 el ejemplo de la Figura 2-1) es igual a la 
suma de las probabilidades de las entradas; probabilidad de la causa 1 más la 




Evento	  1 Evento	  2
Prob.	  1	  =λ₁	  	  	  
Causa	  2
Prob.	  2	  =λ₂	  	  	  	  
Causa	  3
Prob.	  3	  =λ₃	  	  	  	  	  
Causa	  4
Prob.	  4	  =λ₄	  	  	  	  	  	  
Prob.	  5	  =λ₅	  	  	  	   Prob.	  6	  =λ₆	  	  	  	  	  
Prob.	  7	  =λ₇	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La puerta AND se utiliza para indicar una “Y” lógica. Para que ocurra la salida (del evento 
2 de la figura 2.1) es necesario que ocurran conjuntamente las dos entradas, probabilidad 
de la causa 3 por la probabilidad de la causa 4. 
 
La ecuación lógica de la probabilidad del modo de falla PMF, es presentada por la 
siguiente ecuación. 
 ( 2-1) 
2.2 Interferencias Electromagnéticas 
Dentro del marco general de la compatibilidad electromagnética, el estudio de las 
sobretensiones cuyo origen se puede atribuir principalmente a las descargas 
atmosféricas (impactos directos o cercanos [3]) juegan un papel importante. Puesto que 
la compatibilidad electromagnética se define como la habilidad de un equipo o sistema 
para funcionar satisfactoriamente en un ambiente electromagnético sin introducir 
perturbaciones intolerables a cualquier otro equipo o sistema en dicho ambiente [4], se 
puede analizar la forma básica de un problema de interferencia electromagnética 
teniendo en cuenta los tres componentes de la estructura de la compactibilidad 
electromagnética [14], [18]: 
• Emisor: fuente de emisora de perturbación electromagnética. 
• Receptor: son personas, instalaciones, equipos o procesos que son susceptibles 
de ser interferidos. 
• Canal de acople: une el emisor con el receptor; es por donde llegan las 
perturbaciones a los receptores creando interferencias electromagnéticas. 
 
Debido a los altos niveles de tensión y de corrientes que generan las descargas 
atmosféricas, la exposición al riesgo no implica que en el sistema eléctrico (el 
transformador en el caso de estudio), la corriente de la descarga fluya a través del equipo 
para causar su falla, y solamente bastaría con una interacción a través de los acoples 
electromagnéticos que puedan existir. 
Los acoples electromagnéticos presentes en el transformador de distribución son de dos 
clases, acoples resistivos y acoples inductivos. 
PMF = (λ1 +λ2 )+ (λ3 +λ4 )
16 Estudio de Falla de Transformadores de Distribución en el Oriente de Caldas 
 
2.2.1 Acople inductivo 
Normalmente la tensión en los bornes del equipo es mayor a la tensión de protección en 
los terminales del DPS, esto debido a las oscilaciones  por reflexiones y por el efecto de 
la longitud de los conductores de conexión del DPS [19]. El incremento de tensión por el 
efecto de la longitud del conductor aumenta con pendiente del impulso de corriente y la 
inductancia del conductor (Ldi/dt); por lo tanto, la tensión a la que el transformador estará 
sometido es la caída de tensión en los conductores de conexión mas la tensión residual 
del DPS, ver Figura 2-2.  
 
Figura 2-2. Instalación de DPS en el transformador [19] 
La protección del transformador es determinada a partir de la curva de márgenes de 
protección (ver Figura 2-3), en la cual la amplitud del sobreimpulso está en función del 
tiempo de duración. 
 
Figura 2-3. Márgenes de protección [19],[20]  
Los dos márgenes de protección considerados contra sobretensiones especialmente por 
descargas atmosféricas, están dados por: 
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• La tensión disruptiva del DPS es comparada con la onda de tensión de inicio de 
descarga (CWW por sus siglas en inglés, Chopped-Wave Withstand) soportada 
por el transformador, MP1 en la Figura 2-3. En el estándar IEEE C62.22, el 
margen de aislamiento MP1 es 15% más alto que el BIL.    
• La tensión de descarga del DPS es comparado con el BIL del transformador, MP2 
en la  Figura 2-3 . 
En consideración, a la tensión a la que el transformador puede estar sometido, la norma 
IEEE C62.22 de 2009 establece los márgenes mínimos de protección según los 
parámetros del sobre impulso, DPS y longitud de conexión del DPS según la siguiente 
ecuación: 
 ( 2-2) 
 
 ( 2-3) 
 
donde 
CWW: Tensión de inicio de descarga 
FOW: Nivel de protección del DPS 
BIL: Nivel Básico de Aislamiento del equipo 
LPL: Nivel de protección contra descargas para sobreimpulsos de 8/20µS 
 
En ambos casos, los márgenes de protección no deben ser inferiores al 20%.  
 
Ahora, al hacer un análisis más detallado de la instalación; hay un factor de mayor 
consideración respecto a la adecuada instalación y ubicación del DPS en las instalación 
de transformadores en poste, y es el lazo inductivo. El lazo inductivo es debido al bucle 
formado por los conductores en la conexión del DPS y la puesta a tierra del tanque del 
transformador, ver Figura 2-4. La teoría del lazo inductivo en el transformador, fue 
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Figura 2-4. Representación del lazo inductivo en el transformador 
La ley de inducción electromagnética de Faraday (o simplemente ley de Faraday), 
establece que la tensión inducida en un circuito cerrado es directamente proporcional a la 
rapidez con que cambia en el tiempo el flujo magnético que atraviesa una superficie 
cualquiera con el circuito como borde, Figura 2-5 [22],[23]. 
 
Figura 2-5. Ley de Faraday 
La tensión v(t) inducida en el bucle, es en realidad una diferencia de potencial que existe 
entre dos puntos de la trayectoria cerrada que están separados por una distancia 
infinitesimal; la distancia es tan pequeña que podemos pensar que se trata de un bucle 
cerrado. La tensión puede ser calculada a partir de la integral de línea alrededor de la 
trayectoria cerrada, ecuación ( 2-4). 
 ( 2-4) 
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Las anteriores ecuaciones operan bajo el supuesto que los terminales de la Figura 2.4 
están separados por una distancia infinitesimal, podemos asumir que, efectivamente los 
dos terminales se tocan, por lo menos en un sentido matemático a pesar de que 
físicamente deben estar separados [22]. 
 
Al reemplazar las expresiones de tensión inducida y flujo magnético en la ecuación ( 2-4), 
se obtiene la ecuación general de inducción de la ley de Faraday en forma integral, y la 
cual corresponde a una de las 4 ecuaciones de Maxwell: 
 ( 2-6) 
La forma diferencial de la ecuación ( 2-6) es dada por la ecuación ( 2-7), las cuales son 
ambas equivalentes para describir los efectos físicos que son incluidos en la ley de 
Faraday. 
 ( 2-7) 
Al analizar el modelo presentado en la Figura 2-4, se observa que en el lazo inductivo del 
transformador está presente una corriente de desplazamiento la cual se define como la 
corriente producida por el desplazamiento de carga a través del espacio a una velocidad 
constante, en otras palabras, la corriente producida por un capacitor [22],[23]. El 
concepto de la corriente de desplazamiento es incluido en la cuarta ecuación de Maxwell 
( 2-8), la cual indica que la integral de línea de la densidad del flujo magnético  través de 
un camino cerrado es igual a la corriente de conducción más la corriente de 
desplazamiento. 
 ( 2-8) 
La corriente de conducción es dada por la ecuación ( 2-9), y la corriente de 
desplazamiento esta por la ecuación ( 2-10). 
Corriente de conducción: 
 ( 2-9) 
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 ( 2-10) 
 
Al reemplazar el campo eléctrico E en la ecuación ( 2-10), y considerando que el área de 
integración del campo eléctrico E es A, entonces: 
 
 ( 2-11) 
 
Ahora, al considerar que  es igual a la capacitancia C en un condensador y 
reemplazado en la ecuación ( 2-11), se obtiene la ecuación de corriente para un capacitor: 
 ( 2-12) 
Por consiguiente, la tensión total inducida en el bucle está dada por la caída de tensión 
en el acoplamiento inductivo más la caída de tensión en la capacitancia de los bujes 
primarios del transformador. Finalmente, la representación matemática del modelo del 
lazo inductivo en el transformador, Figura 2-4, es dada por la ecuación ( 2-13). 
 ( 2-13) 
Para propósitos del modelado del lazo inductivo en el que se considera la tensión 
residual del DPS, es necesario descomponer la ecuación ( 2-13) en sus componentes de 
integración y diferenciación numérica. Adicionalmente se considera una resistencia en 
paralelo a la capacitancia para  incluir los efectos de disipación óhmica que se pudieran 
presentar en el transformador, ecuación ( 2-14). 
 
 ( 2-14) 
 
 









































v(t )+ v(t − Δt )( ) + i(t − Δt )+ C(v(t )− v(t − Δt ))Δt
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 ( 2-15) 
Adicionalmente se debe considerar la operación del DPS y su influencia en las tensiones 
inducidas en el lazo inductivo. Por lo tanto, el esfuerzo eléctrico al cual estará sometido el 
transformador ante una descarga atmosférica, es la tensión residual del DPS más la 
tensión inducida en el lazo inductivo. 
2.2.2 Acoples resistivos 
El acople resistivo es formado por las impedancias en las conexiones, tipos de materiales 
y resistencia del SPT, que impedirían el drenado a tierra de las corrientes de las 
descargas atmosféricas, ver Figura 2-6. 
 
 
Figura 2-6. Acople resistivo 
El impedancia de mayor influencia en el drenado de la corriente de la descarga, es la del 
SPT, que ocasiona que parte de la corriente de la descarga proveniente del cable guarda 
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Figura 2-7. Sobretensiones en el lado de BT 
Otro factor que limita el drenado de la corriente a tierra es la caída de tensión Ldi/dt en el 
conductor bajante del SPT, que ocasiona una disminución en la pendiente de la señal de 
la corriente de descarga; por lo que, siempre se recomienda la mínima distancia del 
conductor bajante. 
 
Las sobretensiones en el lado de BT, son consideradas como la principal causa de falla 
de los transformadores de distribución de nucleo acorazado y devanados no 
entrelazados (ver Figura 2-8), según la investigación [26], en el cual es nombrado como 
Low-Side Surge. A continuación se describe las relaciones magnéticas de las tensiones 
inducidas en los devanados de BT y AT, y como pueden conducir a la falla del 
transformador. 
Asumiendo simetría perfecta del núcleo y devanados, permeabilidad del núcleo infinita, 
despreciando efectos capacitivos y de amortiguamiento, la densidad de flujo a través del 
devanado de AT está dada por la ecuación ( 2-16). 
 
 
Figura 2-8. Vista de la ventana del núcleo 
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 ( 2-16) 
 
dónde: 
µ=4π10-7, permeabilidad del aire 
NL: Número de vueltas del devanado de BT 
h: Altura del devanado 
 
Los sobreimpulsos de corriente que fluyendo a través del buje X2 hacia los devanados de 
BT del transformador, y que tiene sus devanados entrelazados, producirá un alto campo 
magnético a través del devanado primario. En la Figura 2-9 se muestra los perfiles de 
densidad de flujo magnético de los 2 devanados de BT. El flujo de cada devanado está 
dado por la ecuación ( 2-17). 
 
 ( 2-17) 
 
 
Figura 2-9. Perfil de densidad de flujo y amperios vuelta 
La densidad de flujo magnético acumulativo a través del devanado de AT se muestra en 






φm = φN 1 = φN 2 = Bm
ldH
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Figura 2-10. Flujo magnético a través del devanado de AT 
 
 ( 2-18) 
 
Por lo tanto, la tensión inducida por vuelta de devanado a la ubicación x, está dado por la 
ecuación ( 2-19). 
 ( 2-19) 
 
Entonces, con NH/dH densidad por vuelta uniforme e ignorando los efectos de los 
ductos de refrigeración, la tensión inducida por vuelta a la ubicación x está dada por la 
siguiente ecuación:  
 ( 2-20) 
                                                       
 ( 2-21) 
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 ( 2-22) 
 
Donde 
 ( 2-23) 
 
 ( 2-24) 
 
Siendo ML-H/2 la inductancia mutua entre el devanado de BT y la mitad del devanado de 
AT, donde multiplicada por la rata de aumento de la corriente, di/dt, establece la máxima 
tensión entre el devanado y tierra.  
2.3 Prueba de bondad de ajuste 
La prueba de bondad de ajuste se aplica en diseños de investigación en los que se 
estudia a un único grupo. La prueba compara la distribución de frecuencias observadas 
(oi) de una variable cualitativa, pero que también puede ser cuantitativa, con la 
distribución de frecuencias de la misma variable en un grupo de referencia [27]. 
El procedimiento de la prueba implica la obtención de una distribución de frecuencias 
esperadas (ei) en el grupo estudiado, usando como punto de partida a la distribución de 
la variable en el grupo de referencia.  El propósito de la prueba es averiguar si existen 
diferencias estadísticas significativas entre la distribución de frecuencias observadas y la 
distribución de frecuencias esperadas. 
 
En la prueba se plantean la siguiente hipótesis estadística: 
H0: La variable tiene distribución X con tales parámetros. 
H1: La variable no tiene la distribución X. 
 
La prueba de bondad de ajuste entre las frecuencias observadas y esperadas se basa en 
la siguiente ecuación. 
 
























e ground = ML−H/2
diL
dt
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 ( 2-25) 
 
Donde  es un valor de una variable aleatoria cuya distribución muestral se aproxima a 
la distribución chi cuadrada con v = k - 1 grados de libertad. 
Si las frecuencias observadas se acercan a las frecuencias esperadas correspondientes, 
el valor  será pequeño, lo que indica un buen ajuste. Si las frecuencias observadas 
difieren de manera considerable de las frecuencias esperadas, el valor  será grande y el 
ajuste deficiente.  
Un buen ajuste conduce a la aceptación de H0, mientras que un ajuste deficiente 
conduce a su rechazo. Por lo tanto, la región crítica caerá en la cola derecha de la 
distribución . Para un nivel de significancia igual a α encontramos el valor crítico   en 
las tablas de , la regla de decisión se observa en la Figura 2-11. 
 
Figura 2-11. Regla de decisión de χ2 
El criterio de decisión que aquí se describe no se debería utilizar a menos que cada una 
de las frecuencias esperadas sea por lo menos igual a 5 [27]. Esta restricción podría 
requerir la combinación de grupos adyacentes, lo que dará como resultado una reducción 
en el número de grados de libertad. 
 
χ 2 =











3 Procesamiento de la información 
Se realizó una adecuación a la información entregada por CHEC para identificar la 
información útil, también se realiza el procesamiento estadístico de la base de datos 
sobre los transformadores fallados. Posterior a esta adecuación se realizó una prueba de 
bondad de ajuste sobre la muestra de datos utilizados en el análisis de causa de falla, 
esto con el propósito de verificar que la muestra derive de condiciones similares al 
universo de transformadores fallados. 
3.1 Procesamiento de la Información 
Son en total 3 bases de datos en las que se controla y registra la información de la 
operación de los transformadores de distribución: Sistema de gestión de la operación 
(SGO), los registros del formato “Solicitud de Energización y Desenergización de 
Transformadores de Zonas” con código interno A2, y el formato “Reporte Diagnóstico de 
Falla” con código interno D1. 
3.1.1 Análisis de la base de datos sistema de gestión de la 
operación SGO 
La base de datos SGO, administra la información de los eventos ocurridos sobre la red. 
La información es ingresada por el profesional de área de operación y calidad de CHEC a 
la base de datos SGO vía telefónica desde el sitio, ya que los operarios deben informar 
en tiempo real sobre las aperturas del circuito, eventos sobre la red, obras que se deben 
realizar sobre la red y cierre del circuito. La información en la base de datos es dividida 
en eventos programados, no programados y eventos excluibles. La estructura de la 
información contenida en el SGO relativo a los transformadores se muestra en la Figura 
3-1. 
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 Los eventos sobre la red son catalogados en 46 tipos diferentes, y son nombrados 
según las causas que origina el evento, los cuales, son utilizados para realizar los 
informes requeridos por la CREG. 
 
Figura 3-1. División de la información del SGO 
Los tipos de eventos de interés para el estudio, son los no programados, los cuales 
ocurren súbitamente y causan un efecto operacional en el sistema eléctrico; en el SGO, 
están enumerados del 18 al 43 como se muestra en la Tabla 3-1. 
Tabla 3-1.Tipos de eventos no programados del SGO  
Causa Descripción de la Causa 
18 Acciones de terceros 
19 Línea rota 
20 Línea suelta 
21 Falla en transformador 
22 Defecto en transformador 
23 Error involuntario 
24 Error de operación  
25 Defecto en conector 
26 Defecto en poste 
27 Árbol o rama sobre línea 
28 Otros objetos sobre la red 
29 Defecto en cortocircuito 
30 Defecto en pararrayos 
31 Defecto en aisladores 
32 Defecto en cruceta 
33 Defecto en seccionador 
34 Defecto en interruptor 
35 Defecto en reconectador 
36 Defecto en condensador 
37 Defecto en otros equipos 
38 Sobrecarga en circuito 
39 Acercamiento de barra 
40 Variación de tensión 
41 Variación de frecuencia 
42 Condiciones atmosféricas 
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Las causas mencionadas, se pueden presentar en el transformador o en otros elementos 
de red, por lo que es necesario filtrar la información solo a eventos directamente 
relacionados a las fallas del transformador. Por lo tanto, se realizó la selección para las 
siguientes causas: 
§ Causas que ocasionan la falla del transformador. 
§ Causas que afectan al transformador pero no producen su falla. 
§ Causas sobre otros elementos diferentes al transformador. 
 
En laTabla 3-2, se muestran los resultados de la selección de la información según los 
parámetros antes expuestos correspondientes a los 6 años del periodo de estudio (2007 
al 2012). 
Tabla 3-2. Cantidad de registros del SGO 
Cantidad de Eventos 
Causas sobre otros elementos 5454 
Causas que afectan al transformador pero no producen su falla 7601 
Causas que produjeron la falla del transformador 1107 
Total eventos 14162 
 
Para verificar el comportamiento de falla de transformadores y visualizar la línea de 
tendencia por meses se elaboró la Figura 3-2. Como se puede observar, el año 2010 no 
tiene datos en los meses junio a septiembre, lo que supone un error en la base de datos 
SGO. De esta misma figura, se puede observar que los años 2007 y 2008 son los años 
con la menor cantidad de transformadores fallados, en comparación a la tendencia de los 
otros años. Los datos de los primeros meses del año 2009, no tienen la tendencia 
esperada, por lo que se suponen datos faltantes.  
Los datos de los años 2011 y 2012, tienen picos de transformadores fallados en los 
meses de mayo y octubre los cuales coinciden con los meses de mayor actividad 
eléctrica atmosférica de la región [29]. Por lo que inicialmente se supondría la 
información más confiable y acertada para el desarrollo del estudio. 
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Figura 3-2. Transformadores fallados por meses en cada año 
3.1.2 Análisis de la información de los registros del formato 
A2 
Los registros del formato “Solicitud de Energización y Desenergización de 
Transformadores de Zonas”, son diligenciados por operarios en campo al momento de 
realizar la operación sobre el transformador, y posteriormente son digitalizados en las 
oficinas de cada zona y enviados al laboratorio CHEC. De estos registros se tiene 
información desde el año 2007 hasta el 2012, en él se reportan 1549 transformadores 
fallados. 
El procesamiento de la información inicia con la verificación de registros repetidos de un 
solo equipo en la información suministrada. El principal criterio para realizar este filtro es 
número de serie del transformador, tomando la precaución de considerar los 
transformadores que fueron reparados, posteriormente instalados y nuevamente fallaron. 
La zona Oriente presentó en total 3 registros repetidos a lo largo del periodo de estudio, 
por lo tanto, se considerarse que los demás registros son únicos. 
De estos registros se encontró que algunos de estos transformadores fueron instalados 
antes del 2007 de los cuales no se tiene la fecha de instalación, y es posible que hayan 
fallado por que se cumplió su tiempo de vida útil, y no por eventos asociados a causas de 
falla. Por lo tanto, fue necesario acotar la información solo a los transformadores que se 
instalaron después del 2007 y fallaron en el 2012. Son en total 969 transformadores 
fallados distribuidos en 341 nodos; son estos 341 nodos la base para el desarrollo del 
estudio. De la Figura 3-3, se puede observar el número de transformadores que fallan por 
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año, en el que se observa una tendencia de disminución en la falla de los 
transformadores a través de los años.  
 
Figura 3-3. Falla de transformadores por año 
Del formato A2, se seleccionaron  las casillas Municipio, Circuito y Zona (rural/urbana) 
para identificar cual es más crítico de cada clasificación y analizar su tendencia de falla 
en el tiempo. 
•  Municipio. 
En la Figura 3-4, se representa el total de fallas de  los transformadores por municipio a lo 
largo de los años. Samaná representa el municipio con mayor cantidad de fallas de 
equipos, seguido de Pensilvania, La Victoria y Marquetalia. A estos 4 municipios  se le 
aplicó el criterio de coeficiente de variación y visualización de la línea de tendencia. 
 
Figura 3-4. Transformadores fallados por municipio 
En la Figura 3-5, se representa la tendencia de fallas de transformadores de los 
municipios más críticos para los años de estudio. Como se observa en la figura, Samaná 
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se mantiene como el municipio donde se presenta la mayor tasa de falla, con tendencia a 
la disminución a lo largo de los años. 
 
Figura 3-5. Tendencia de la falla en los municipios más críticos 
A continuación se presentan los porcentajes de variación y medias de fallas de los 
municipios más críticos: 
Tabla 3-3. Coeficiente de variación y media de falla de los municipios críticos 
Municipio Coeficiente de variación 
Media geométrica 
de falla 
Samaná 27,30% 77,8 
Pensilvania 28,79% 34,3 
La Victoria 33,86% 13,9 
Marquet alía 15,49% 9,9 
 
Tras identificar los municipios críticos, se continúa con el análisis de los circuitos. 
•  Circuito 
En la Figura 3-6, se presenta el número de fallas por circuito entre los años considerados 
del estudio. El circuito con mayores fallas es el SNA23L15 el cual pertenece al municipio 
de Samaná, el cual fue identificado como el municipio más crítico. Los circuitos más 
críticos son PSV23L13 y NSA23L14 pertenecientes a los municipios de Pensilvania y 
Samaná respectivamente. 
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Figura 3-6. Transformadores fallados por circuito 
El criterio utilizado para definir cuáles son los circuitos más críticos, es la relación entre la 
cantidad de transformadores fallados y la cantidad actual de transformadores del circuito. 
La Tabla 3-4 muestra los 10 circuitos más críticos según el criterio mencionado, y como 
se puede observar, el circuito SNA23L15 se mantiene como el circuito más crítico de la 
zona oriente de caldas. 
Tabla 3-4. Circuitos críticos 





SNA23L15 169 112 1,51 
FLR23L15 97 76 1,28 
NSA23L14 102 88 1,16 
FLR23L12 39 39 1,00 
PSV23L14 34 35 0,97 
PSV23L13 149 173 0,86 
SNA23L12 81 96 0,84 
FLR23L16 25 35 0,71 
VCT23L13 42 66 0,64 
MLA23L14 17 38 0,45 
 
En la Figura 3-7, se representa el total de fallas de  los transformadores por los 5 
circuitos mas críticos para los años de estudio, y como se puede observar el SNA23L15 
también conserva la tendencia a disminuir la tasa de falla a través de los años.  
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Figura 3-7. Tendencia de la falla de los circuitos más críticos 
La Tabla 3-5 muestra los porcentajes de variación y medias de fallas de los circuitos más 
críticos. 
Tabla 3-5. Coeficiente de variación y media de falla de los municipios críticos 
Circuito Coeficiente de variación 
Media geométrica 
de falla 
SNA23L15 40,07% 26,48 
PSV23L13 28,06% 24,05 
NSA23L14 17,84% 16,75 
FLR23L15 21,93% 15,79 
SNA23L12 55,97% 11,88 
 
•  Zona  
Se cuantificaron los registros pertenecientes a zona rural y urbana. En la Tabla 3-6, se 
observa que la gran mayoría de transformadores fallados son rurales, 949 
transformadores de los 969; por lo tanto, las consideraciones de hipótesis y soluciones 
en esta tesis estarán enfocadas a las condiciones del área rural. 




2007 2008 2009 2010 2011 2012 
Rural 195 146 147 183 116 162 949 97,94% 
Urbano 10 2 2 1 3 2 20 2,06% 
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3.1.3 Análisis de la información de los registros “Reporte 
Diagnóstico de Falla”, formato D1. 
Los registros del formato D1, “Reporte Diagnostico de Falla”, son diligenciados por 
operarios en el laboratorio de transformadores de CHEC, con los resultados de las 
pruebas técnicas de ensayo a transformadores (NTC 380 Transformadores eléctricos, 
Ensayos eléctricos) y los resultados de diagnóstico de falla. De estos registros solo se 
tiene información desde enero a noviembre del año 2012, en los cuales se reportan 267 
transformadores fallados. 
La información relevante para el estudio diligenciada en este formato se describe a 
continuación: 
§ Componentes fallados: Se especifica el estado en que fueron encontrados los 
elementos constitutivos del transformador; devanados de AT y BT, estado del 
aceite, núcleo y demás elementos. 
§ Causa definitiva de falla: Se consigna en el formato cual fue la probable causa de 
falla a partir de los pautas dadas en la guía GTC 71 (Guía para la reclamación de 
garantías de transformadores) según el estado de los elementos constitutivos. 
§ Disposición final: Finalizado el proceso de diagnóstico, y partir del estado del 
transformador se determina si es viable su reparación, si es no reparable o solo 
requiere mantenimiento. 
Al revisar esta información, se identificó que algunos registros no poseían información de 
“causa definitiva de falla”, “componentes fallados” y “disposición final”, motivo por el cual 
se eliminaron por ser registros no útiles para el estudio. Igualmente no se consideraron 
los registros de los transformadores que fueron instalados antes del 2007, se tienen en 
total 141 registros. 
Para validar que los 141 registros obtenidos son representativos para el desarrollo del 
estudio, y comparten la tendencia de la información procesada del formato A2, se 
realizan pruebas de bondad de ajuste [27],[28]. El propósito de la prueba es averiguar si 
existen diferencias estadísticas significativas entre la información de formato D1 
(distribución de frecuencias observadas, oi) y la información del formato A2 (distribución 
de frecuencias esperadas, ei). 
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Inicialmente se realiza la prueba de bondad de ajuste por municipios. La Tabla 3-7 
muestra la distribución de frecuencias por municipios de transformadores fallados de los 
dos formatos. 
Tabla 3-7. Cantidad de transformadores fallados por municipio 
Municipio D1 A2 
Pensilvania 31 39 
Samaná 57 71 
Manzanares 10 7 
Victoria 13 18 
La Dorada 7 3 
Marquetalia 6 11 
Norcasia 4 6 
Marulanda 2 4 
No Disponible 11 9 
Total 141 168 
 
El primer paso, es obtener la distribución de frecuencias esperadas (ei) del formato A2 
equivalente a la distribución de frecuencias de observadas (oi) del formato D1, la cual se 
obtiene multiplicando el porcentaje de cada municipio de A2 por el total de la suma de 
D1. La Tabla 3-8 muestra los valores calculados de las frecuencias esperadas. 
Tabla 3-8. Distribución de las frecuencias esperadas 
Municipio A2 Porcentaje de A2 
ei (Porcentaje de A2 
por valor de D1) 
Pensilvania 39 23,2% 32,73 
Samaná 71 42,3% 59,59 
Manzanares 7 4,2% 5,88 
Victoria 18 10,7% 15,11 
La Dorada 3 1,8% 2,52 
Marquetalia 11 6,5% 9,23 
Norcasia 6 3,6% 5,04 
Marulanda 4 2,4% 3,36 
No Disponible 9 5,4% 7,55 
TOTAL 168 100,0% 141,00 
 
Los cálculos para hallar el valor de  se muestran en la Tabla 3-9 
El valor critico de  se halla en las tablas de la distribución de esta función a partir de 
los grados de libertad v=k-1, donde k es el número de municipios. Para un grado de 
χ 2
2χ
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liberta de v=8 y con un riesgo de error menor α=0,05 el valor critico es de 
[27]. Dado que el valor calculado es menor al valor crítico, se determina que las 
distribuciones de información, formato A2 y D1, tienen distribuciones similares y por lo 
tanto un buen ajuste. 
Tabla 3-9. Calculo de  
Municipio 𝒐𝒊 𝒆𝒊 
𝒐𝒊 − 𝒆𝒊 𝟐
𝒆𝒊
 
Pensilvania 31 32,73 0,09 
Samaná 57 59,59 0,11 
Manzanares 10 5,88 2,90 
Victoria 13 15,11 0,29 
La Dorada 7 2,52 7,98 
Marquetalia 6 9,23 1,13 
Norcasia 4 5,04 0,21 
Marulanda 2 3,36 0,55 
No Disponible 11 7,55 1,57 
 




!!!  14,84 
 
A continuación, se realiza la prueba de bondad de ajuste por circuito. La Tabla 3-10 
muestra la distribución de frecuencias por circuito de transformadores fallados de los dos 
formatos.  Dado que la prueba de bondad de ajuste es validad si al menos cada una de 
las frecuencias esperadas sea por lo menos igual a 5 [27], es necesario combinar 
algunos circuitos adyacentes como se muestra en la Tabla 3-10.   
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Tabla 3-10. Transformadores fallados por circuito 
 
Tabla 3-11. Resultados de la combinación de los circuitos adyacentes 
Circuito D1  A2 
PSV23L13 23 24 
SNA23L15 14 22 
NSA23L14 6 13 
FLR23L15 4 13 
VCT23L14 6 9 
CTOs Manzanares 19 14 
CTOs Victoria 8 10 
CTOs Florida 7 6 
FLR23L16 4 6 
CTOs Samaná 6 10 
CTOs Marquetalia 9 12 
CTOs Bolivia 7 8 
CTOs Pensilvania 8 7 
CTOs Dorada 11 7 
No Disponible 9 7 
Total 141 168 
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Los cálculos para hallar los frecuencias esperadas (ei) del formato A2 equivalente a la 
frecuencias de observadas (oi) del formato D1, se muestran en la Tabla 3-12. 
Tabla 3-12. Distribución de las frecuencias esperadas 
CIRCUITO A2 Porcentaje de A2 
ei (Porcentaje de A2 por 
valor de D1) 
PSV23L13 24 14,3% 20,14 
SNA23L15 22 13,1% 18,46 
NSA23L14 13 7,7% 10,91 
FLR23L15 13 7,7% 10,91 
VCT23L14 9 5,4% 7,55 
CTOs Manzanares 14 8,3% 11,75 
CTOs Victoria 10 6,0% 8,39 
CTOs Florida 6 3,6% 5,04 
FLR23L16 6 3,6% 5,04 
CTOs Samaná 10 6,0% 8,39 
CTOs Marquetalia 12 7,1% 10,07 
CTOs Bolivia 8 4,8% 6,71 
CTOs Pensilvania 7 4,2% 5,88 
CTOs Dorada 7 4,2% 5,88 
No Disponible 7 4,2% 5,88 
Total 168 100,0% 141,00 
 
Los cálculos para hallar el valor de de las dos distribuciones de frecuencias de A2 y 
D1  se muestran en la Tabla 3-13. 
Tabla 3-13. Cálculo de  
Circuito 𝒐𝒊 𝒆𝒊 
𝒐𝒊 − 𝒆𝒊 𝟐
𝒆𝒊
 
PSV23L13 23 20,14 0,41 
SNA23L15 14 18,46 1,08 
NSA23L14 6 10,91 2,21 
FLR23L15 4 10,91 4,38 
VCT23L14 6 7,55 0,32 
CTOs Manzanares 19 11,75 4,47 
CTOs Victoria 8 8,39 0,02 
CTOs Florida 7 5,04 0,77 
FLR23L16 4 5,04 0,21 
CTOs Samaná 6 8,39 0,68 
CTOs Marquetalia 9 10,07 0,11 
CTOs Bolivia 7 6,71 0,01 
CTOs Pensilvania 8 5,88 0,77 
CTOs Dorada 11 5,88 4,47 
No Disponible 9 5,88 1,66 
𝜒! =
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El valor critico según las tablas de distribución de  para v=14 grados de libertada, y 
con un riesgo de error menor a α=0,05 es de . Dado que el valor calculado 
es menor al valor crítico, se determina que las distribuciones de información para los 
circuitos en los formatos A2 y D1, tienen distribuciones similares y por lo tanto un buen 






4 Resultados del estudio 
A continuación se describen los resultados obtenidos de los análisis de fallas en 
transformadores de distribución, considerando la metodología planteada. 
4.1 Seguimiento del Proyecto PAAS-CHEC 
El circuito SNA23L15 fue seleccionado por el grupo PAAS como piloto para la instalación 
de los transformadores prototipo para evaluar el desempeño de estos ante descargas 
eléctricas atmosféricas (el transformador prototipo se caracteriza por tener mejor 
desempeño ante descargas atmosféricas [7]), el cual coincide con el circuito más critico 
según el análisis de zonas críticas desarrollado en esta tesis, numeral 3.1.2. Inicialmente 
se instalaron 14 transformadores en los nodos más reincidentes en ese tiempo, año 2001 
(Figura 1-2). En el año 2003, se instalaron otros 8 transformadores adicionales de los 
cuales 2 fueron instalados en el SNA23L15. 
 
Al realizar el seguimiento de cada uno de los transformadores, se encontró que a la fecha 
han fallado 18 transformadores de los 22 instalados. En la Tabla 4-1 se muestra  el 
tiempo de vida de cada uno de los transformadores; al promediar los tiempos de vida, se 
tiene que la vida media de los transformadores prototipo es de 2,91 años y tasa de falla 
de 34,28%. Con estos resultados se concluye que el transformador prototipo 
implementado en la zona oriente de Caldas no presentan una solución óptima a la causa 
de falla de los transformadores, ya que el tiempo de vida obtenido está muy por debajo 
de la vida esperada de un transformador. 
 
Cabe anotar que no fue posible determinar la causa principal de falla de estos 
transformadores, debido a que no se cuenta con la información. Adicionalmente, debe 
ser considerado el hecho de que no se tiene antecedentes de la forma de instalación de 
los transformadores (ubicación de los DPS, malla del SPT, etc). 
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1 E62034 09/09/2003 18/06/2009 5,78 
2 E41015 28/06/2001 06/02/2007 5,61 
3 E41428 31/05/2001 15/11/2006 5,46 
4 E41712 08/06/2001 01/01/2006 4,57 
5 E41562 18/05/2001 01/08/2005 4,21 
6 E21325 12/09/2003 14/11/2007 4,18 
7 E51251 11/09/2003 04/10/2006 3,07 
8 E41597 11/09/2003 20/04/2006 2,61 
9 E41634 15/06/2001 01/01/2004 2,55 
10 E41574 06/06/2001 11/12/2003 2,52 
11 E41004 27/06/2001 01/01/2004 2,52 
12 E41705 13/06/2001 14/11/2003 2,42 
13 E41683 12/11/2001 11/07/2003 1,66 
14 E41580 21/05/2001 01/01/2003 1,62 
15 E41714 08/06/2001 29/12/2002 1,56 
16 E41531 13/11/2001 24/10/2002 0,95 
17 E41442 10/09/2003 20/08/2004 0,95 
18 E51183 16/09/2003 01/01/2004 0,29 
       Tiempo medio de vida:  2,91 años 
       Tasa de falla:  34,28% 
 
4.2 Análisis temporal 
El objetivo del análisis temporal, es establecer la relación entre las fechas de fallas de 
transformadores y las temporadas de mayor actividad eléctrico atmosférica de la zona. El 
primer paso en el desarrollo de esta actividad es la identificación de las fachas de falla; 
para lo cual,  se realiza la correlación entre la información del formato A2 y la del SGO, 
donde este ultimo supone tener la fecha exacta de falla del equipo. 
4.2.1 Correlación de la información del SGO y A2 
Con el fin, corroborar  la información procesada del SGO y los registros del formato A2, 
se mide el nivel de coincidencia de las dos fuentes de información. El primer filtro 
utilizado en el cruce de información, corresponde a las causas del SGO reportados como 
falla en transformador y defecto en transformador (causas 21 y 22 de la Tabla 3-1), y los 
registros de transformadores fallados del A2. Los principales criterios utilizados para 
realizar el cruce de información fue la coincidencia exacta entre la fecha en la cual 
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ocurrió el evento del SGO y la fecha de falla del transformador reportado en el A2 y 
adicionalmente, el nodo donde estaba ubicado el transformador en ambas bases de 
datos. El segundo criterio considerado en este primer filtro, son los registros con una 
diferencia no mayor a un mes entre la fecha en que ocurrió la evento del SGO y la fecha 
de falla del transformador en el A2, verificando que el tiempo de duración del evento 
reportado,  siempre fuera mayor a 3 horas (se estima que el desmonte o reposición de un 
transformador, requiere mínimo un tiempo de 3 horas).  
El segundo filtro, corresponde a las causas reportadas sobre los elementos de protección 
(descargador, interruptor, etc). Al igual que en el primer filtro los principales criterios 
considerados, fueron la fecha del evento en el SGO, fecha de falla del transformador en 
el A2, nodo del transformador y duración del evento mayor a 3 horas. 
Al aplicar los criterios antes mencionados, la mayor coincidencia de datos entre el SGO y 
A2 se presenta en los últimos dos años (2011 y 2012). Además, como se mencionó en el 
numeral 3.2.1 las fallas reportadas en el SGO anterior al 2011 suponen datos faltantes. 
En los años 2011 y 2012 la cantidad de registros coincidentes entre la base de datos 
SGO y los registros del formato A2, se muestran en la Tabla 4-2. 
Tabla 4-2. Correlación de la información del SGO y A2 
Año Transformadores Fallados A2 
Registros Coincidentes 
con el SGO 
Porcentaje de 
Coincidencia 
2011 230 214 93,04% 
2012 214 195 91,12% 
 
4.2.2 Relación falla de transformadores y actividad 
atmosférica 
Ahora bien, el cruce de información realizado entre los registro del formato A2 con la 
información de la base de datos SGO, donde este último supone tener la fecha exacta de 
falla del transformador, ofrecen la posibilidad de realizar el análisis temporal de los 
transformadores fallados y de relacionarlos con los meses de mayor actividad 
atmosférica, esto considerando que la zona oriente está localizada en un punto de alto 
nivel ceráunico, registrando una densidad de descargas a tierra (DDT) de 9 
descargas/km2-año [29]. El mapa de la Figura 4-1, muestra la alta DDT presente en 
Samaná. 
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Figura 4-1. Mapa de DDT de Colombia1 
La Figura 4-2 y Figura 4-3, muestran los resultados de la relación entre las cantidades de 
transformadores fallados por mes y la variación temporal de la precipitación en el año. 
 
Figura 4-2. Transformadores fallados/Precipitación del 2011 
 
Figura 4-3. Transformadores fallados/Precipitación del 2012 
                                                
 















































































































































































TRANSFORMADORES FALLADOS 2012 PRECIPITACIÓN MENSUAL 
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Como se puede observar en las figuras, hay relación directa entre la cantidad de 
transformadores fallados por mes y la actividad atmosférica en el año. Sin embargo, se 
observa que en los meses de agosto del 2011 y junio del 2012 no tienen la misma 
tendencia que la precipitación mensual, por lo tanto puede ser para estos casos una 
causa de falla diferente a las descargas atmosféricas. 
4.3 Inspección de las instalaciones 
La inspección de las instalaciones de equipos en campo está compuesta en dos etapas: 
§ Análisis de zonas críticas. 
§ Visita técnica en campo 
4.3.1 Análisis de zonas críticas. 
El análisis de zonas críticas de falla de transformadores permitirá identificar los sitios de 
mayor tasa de falla, y por lo tanto programar la visita técnica a la zona más crítica. 
Actualmente, la zona oriente de Caldas cuenta con 2776 transformadores distribuidos en 
44 circuitos. Como se puede observar en la Figura 4-4, las mayores concentración de 
transformadores se encuentran en los municipios de Manzanares, Marquetalia, 
Pensilvania y la Dorada. 
 
Figura 4-4. Ubicación de los nodos de transformadores en la zona oriente 
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La Figura 4-5 muestra el mapa de DDT del oriente de Caldas y la distribución de los 
nodos donde se han reportado los eventos registrados en el SGO (transformadores 
fallados, daño de aisladores, DPS, corta circuitos, aisladores, etc.), los puntos de mayor 
tamaño indican un número mayor de reincidencias de eventos en el nodo. Como se 
puede observar en la figura, hay relación directa entre los niveles más altos de DDT y las 
zonas más críticas en reincidencias. 
 
Figura 4-5. Mapa de DDT y eventos del SGO 
En este orden de ideas se elaboró el mapa de DDT y transformadores fallados (969 
transformadores del procesamiento de la información del formato A2) el cual se muestra 
en la Figura 4-6. Al igual que el mapa de la Figura 4-5, la zona critica de falla de 
transformadores se mantiene en las áreas de mayor DDT; sin embargo, la relación 
descargas atmosféricas y falla de transformadores ya no es tan evidente, el área mas 
critica debería ser la zona Nororiente de Samaná (por encima de la isolinea de 9 
descargas/km2-año) lo que no se observa en este mapa, Figura 4-6. Del anterior análisis, 
es necesario revaluar el grado de inferencia de las descargas atmosféricas en el daño de 
los transformadores de distribución. 
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Figura 4-6. Mapa de DDT y nodos de transformadores fallados 
4.3.2 Visita técnica en campo  
Tras el análisis de zona critica de falla de transformadores y la identificación del circuito 
crítico, SNA23L15 conocido como “Rancho Largo”, se programa visita técnica a este 
circuito. El diagrama unifilar del SNA23L15 con los eventos reportados en el SGO y 
transformadores fallados, se muestra en la figura Figura 4-7a) y b) respectivamente; los 
nodos con etiquetas fueron los seleccionados para realizar las inspecciones. 
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Figura 4-7. Diagrama unifilar del circuito SNA23L15 
A continuación se detalla los hallazgos de mayor relevancia encontrados en los nodos 
inspeccionados: 
En la Figura 4-8 se observan fotos tomadas al nodo E41662, en las que se observa 
conexiones del sistema de puesta a tierra utilizando diferentes materiales (ASCR y cobre) 
con conector para cable ASCR. Las conexiones con este tipo de elementos pueden 
producir impedancias elevadas que no permitirían el drenado de las sobretensiones a 
tierra [18], ocasionando tensiones reflejadas en el transformador o derivaciones de 
sobretensiones a la red baja tensión (como se explica en el numeral 2.2.2). Los nodos 
E41824, E41615 y E41597, se encuentran en condiciones similares. 
         
Figura 4-8. Malas prácticas de la ingeniería, nodo E41662. 
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En la Figura 4-9, se observa que el DPS está conectado a la cuba del transformador, 
estando la cuba conectada al SPT. Si bien existe un camino de descarga, este está a 
través de la cuba que representa una alta impedancia al camino de descarga, por lo que 
no se considera una buena práctica. Al igual que en el caso anterior, la bajante de puesta 
a tierra utiliza cable ASCR, lo que aumenta la impedancia del sistema. Los nodos 
E41555, E41641 y E41610 se encuentra en condiciones similares. 
      
Figura 4-9. Malas practicas de la ingeniría, nodo E41593 
El nodo E41820, se encuentra en las mismas condiciones del nodo anterior analizado, 
ver Figura 4-9. Se observa además, que la lámina entre el descargador y la cuba (Figura 
4-10), se encuentra suelta en el terminal del descargador. 
     
Figura 4-10. Malas practicas de la ingeniería, nodo E41820 
En la Figura 4-11, Los DPS´s están instalados sobre las crucetas al lado de los 
cortacircuitos, esto forma grandes lazos inductivos (como se explico en el numeral 2.2.1) 
aumentando la caída de tensión en los bujes primarios del transformador. 
50 Estudio de Falla de Transformadores de Distribución en el Oriente de Caldas 
 
      
Figura 4-11. Malas practicas de la ingeniería, nodos E41664 y E41630 
Se inspeccionaron en total 11 nodos. El 100% de los nodos inspeccionados no están 
adecuadamente protegidos ante descargas atmosféricas, SPT deficientes e instalación 
inadecuada de DPS, lo que relaciona la falla de los transformadores con las descargas 
atmosféricas. Se debe considerar que el uso de materiales inadecuados en los SPT es 
debido al hurto del cobre en la zona, lo que obliga a la empresa distribuidora de energía 
utilizar materiales inadecuados en los SPT como se pudo observar en los registros 
fotográficos. 
Para evaluar los fenómenos de lazo inductivo y sobreimpulso en el lado de baja y como 
pueden afectar el transformador, se muestran a continuación los modelos y simulaciones 
de estos dos fenómenos. 
4.4 Simulaciones del lazo inductivo en el 
transformador  
Como se explico en el numeral 2.2.1, la presencia de grandes lazos inductivos en el 
transformador originara sobretensiones en los bujes primarios que pueden superar los 
márgenes de aislamiento establecidos por la norma [19] en la protección del 
transformador. 
Para analizar el efecto de la ubicación del DPS y como podría afectar el transformador, 
se realizo un modelo en el software ATP [34] el cual consta de una fuente de impulso de 
corriente, el modelo del DPS de la IEEE [35] y modelo del bucle inductivo desarrollado en 
models de ATP, Figura 4-12. 
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Figura 4-12. Modelo del lazo inductivo 
En modelo fue implementado considerando las directrices de margen de protección 
establecidas en el estándar IEEE C62.22; también se construyo el modelo con base a la 
teoría de lazo inductivo desarrollado en el numeral 2.2.1 con la implementación de la 
ecuación ( 2-15) en models de ATP [37], esto  permitirá realizar un comparativo de los 
resultados de ambas teorías y grado de afectación al transformador. 
En la Figura 4-13 se muestra el sobreimpulso de corriente de 1/50µs y amplitud de 10kA, 
y la tensión residual del DPS que es alrededor de 46kV para este sobreimpulso de 
corriente. Como se observa en la figura, la tensión residual es muy inferior al BIL de un 
transformador regular que es de 95kV.  
 
Figura 4-13. Sobreimpulso de corriente y tensión residual de DPS 
Los mayores efectos de la longitud del conductor, es cuando el DPS es instalado sobre la 
cruceta del cortacircuitos como se muestra en la Figura 4-14. En este caso la longitud del 
conductor de conexión del DPS es en promedio de 2m, la inductancia del conductor por 
metro es de 1,3µH/m [19], por consiguiente la inductancia del conductor es de 2,6µH.  
(f ile DPS_distribution.pl4; x-v ar t)  v :XX0006     c:XX0006-XX0001     
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Figura 4-14. Subestación en poste con grande lazo inductivo 
Al aplicar la ecuación ( 2-2) con di/dt de 20kA/µs, el margen de protecion del 
transformador es de 11,5% por lo que no cumple lo establecido en los estándares [19], el 
cual estipula un margen mínimo de protección de 20%. El desarrollo de la ecuación ( 2-2) 
se muestra a continuación: 
 ( 4-1)  
 
Los resultados de la simulación del modelo implementado en ATP con los parámetros 
anteriores, se muestra en la Figura 4-15, donde se muestra la caída de tensión en el 
conductor de conexión y la tensión total que es la suma de la tensión residual del DPS; 
como se puede observar, la sobretensión alcanza un pico de 130kV. 
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Figura 4-15. Caída de tensión en el conductor y  tensión en el transformador 
A continuación se analiza la instalacion desde la teoría del lazo inductivo. Para la 
instalación mostrada en la Figura 4-14, el vector normal del área del bucle esta en 
paralelo al vector azimutal del campo magnético de la corriente que viaja por la linea, por 
lo que el flujo concatenado será máximo [22], se estima el area del bucle en 0,81m2, y el 
desarrollo de la ecuación ( 2-6) arroja que el bucle tiene inductancia mutua de 4,1µH. Los 
resultados de la simulación de la tensión inducida en el bucle se muestra en la Figura 
4-16, y como se puede observar el sobreimpulso es subamortiguado con amplitud 
máxima de 240kV (el sentido negativo de la señal, es debido a la aplicación de la Ley de 
Lenz), valor muy superior a los resultados obtenidos considerando solo el efecto de 
conductor de conexión. 
 
Figura 4-16. Tensión inducida en el bucle 
(f ile DPS_distribution.pl4; x-v ar t)  m:VS     m:V5     











(f ile DPS_distribution.pl4; x-v ar t)  m:VLOOP1     
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 La Figura 4-17 muestra la respuesta en frecuencia del modelo, donde la frecuencia de 
resonancia es de 2,5MHz el cual esta dentro del espectro de frecuencias de las 
descargas atmosféricas (desde 0,43MHz hasta 5MHz [31]). 
 
Figura 4-17. Respuesta en frecuencia 
Finalmente, la tensión a la que estará sometido el transformador es la suma de la tensión 
inducida en el bucle mas la tensión residual del DPS, los resultados de la simulación se 
muestran en la Figura 4-18, y en consecuencia se tiene un sobreimpulso con amplitud de 
200kV. 
La comparación de los resultados de los dos modelos, revela no solamente significantes 
diferencias en las magnitudes de las tensiones a la que estará sometido el transformador; 
si no también que la tensión real en el transformador tiene un comportamiento 
subamortiguado. Este análisis llama la atención sobre los verdaderos efectos y 
comportamiento de las sobretensiones principalmente por descargas atmosféricas en 
combinación con los lazos inductivos en los transformadores instalados en poste. 
(f ile DPS_distribution.pl4; x-v ar t)  v :X FREC     
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Figura 4-18. Tensión en bornes del transformador 
4.5 Sobreimpulso en el lado de baja (low-Side 
Surge) 
De las inspecciones realizadas en campo se encontró que las instalaciones de los 
transformadores se encuentran conectados en regímenes de conexión a tierra NT-C-S, 
como lo especifica la norma RETIE [14], lo que facilitaría el ingreso de sobreimpulsos de 
corrientes al transformador por el lado de baja como se explico en el numeral 2.2.2. 
En el caso de transformadores de núcleo acorazado con devanados no entrelazados, los 
sobreimpulos de corrientes relativamente pequeñas que ingresan por el buje neutro, 
prodrían ocasionar la falla del transformador [25],[26]. Esta es la principal causa de falla 
de los transformadores segun IEEE Transformer Committee Task Force Report [26]. 
La alta impedancia del SPT del transformador, así como los valores de las impedancias 
de los SPT de los usuarios tendrán un sustancial efecto sobre las magnitudes de las 
corrientes que circularían en el secundario del transformador. 
Para analizar el efecto de los sobreimpulsos que ingresan al transformador y la 
distribución de los potenciales a través de los devanados, se realizo la simulación de la 
ecuación ( 2-21) para un transformador de 25kVA, los parámetros de la simulación se 
muestran en la Tabla 4-3. 
 
(f ile DPS_distribution.pl4; x-v ar t)  m:VOLT     
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Tabla 4-3. Datos de simulación de la sobretensión de lado de baja 
Capacidad del transformador  25kVA 
Número de capas del devanado de AT 23 
Número de vueltas por capa del devanado de AT 90 
Número de vueltas del devanado de BT 39 
Ancho del devanado de AT 0,05 m 
Altura de los devanados 0,12 m 
di/dt30/90% 0,5kA/µs 
Amplitud de sobreimpulso  1kA 
 
Los resultados de la simulación se muestran en la Figura 4-19, donde se observa los 
perfiles de tensión a tierra por cada capa del devanado de AT en la ubicación x. También 
se observa los perfiles de tensión  capa-capa del devanado de alta. los máximos valores 
de tensión a tierra inducidos en el devanado de AT se dan en el punto medio. También 
se observa que las tensiones a tierra en los terminales H1 y H2 de AT son prácticamente 
cero; esto explica por qué los DPS de AT, no operan para proteger el transformador ante 
sobretensiones que ingresan por el lado de BT.  
 
Figura 4-19. Perfil de tensión de la bobina de AT 
El efecto de mayor importancia en el análisis de sobretensiones en el lado de BT, son los 
esfuerzos eléctricos por las tensiones entre capas del devanado de alta. Como se 
muestra en la Figura 4-19, los mayores esfuerzos eléctricos entre capas se dan en las 
dos primeras capas, superando el nivel de aislamiento del devanado y por consiguiente 
ocasionando la falla del transformador; en la Figura 4-20 se observa la falla de un 
transformador por sobretensión en la primera capa del devanado de alta. 
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Figura 4-20. Transformador con falla en las primeras capas del devanado de alta 
Un factor adicional que fue identificado en la visita técnica a la zona, son las enormes 
esfuerzos que se deben realizar para el reemplazo de los transformadores. Son zonas 
rurales retiradas y de difícil acceso, donde en la mayoría de los casos el transformador es 
transportado por los mismos técnicos o animales de carga hasta el punto final de 
instalación debido a la falta de carreteras de acceso.  
 Al sobreponer la ubicación de los transformadores fallados en el mapa vial, se observa 
que en la zona critica no hay carreteras pavimentadas, y además también coincide con el 
área de mayor accidentalidad montañosa de la zona, ver Figura 4-21. Al transportar el 
transformador por vías sin pavimentar y en mal estado, estará sometido a movimientos 
bruscos lo que formaran burbujas en el aceite; y debido a que las actividades de 
reemplazo de los transformadores en esta zona son actividades que por lo general 
demoran todo el día debido al difícil acceso, el transformador es energizado sin esperar 
el tiempo recomendado para la eliminación de las burbujas en el aislamiento lo que 
originaria descargas parciales internas [38]. Las descargas parciales disminuyen la 
capacidad nominal y el nivel de aislamiento del transformador, por lo tanto, aumentan las 
probabilidades de falla por sobretensión o sobrecarga. De este nuevo análisis surge la 
hipótesis de descargas parciales internas como posible origen de las causas de falla. 
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Figura 4-21. Mapa vial y mapa topográfico de Caldas2 
4.6 Estudio de Cargabilidad 
El estudio de cargabilidad, es desarrollado inicialmente considerando todos los 
transformadores de la zona rural del oriente de Caldas, posteriormente se consideraran 
solo los transformadores de la zona crítica de fallas. En ambos casos, el estado de carga 
será analizado considerando la tabla de la curva de demanda diversificada establecida 
por la norma EPM RA8-025 [39];  adicionalmente, se realizó el análisis de la cargabilidad 
considerando el consumo de energía registrada por los macromedidores de cada 
transformador. 
4.6.1 Cargabilidad según curva de demanda diversificada 
En la  Tabla 4-4  se muestran los resultados de cargabilidad según la curva de demanda 
diversificada para zona rural, en la tabla se relaciona para cada capacidad de 
transformador la siguiente información: 
§ Capacidad nominal de transformador instalado 
§ Cantidad de usuarios establecidos por norma [39] por capacidad de 
transformador. 
§ Cantidad de transformadores que exceden la capacidad en usuarios según norma 
§ Media geométrica  de los usuarios que exceden la capacidad establecidos por 
norma.  
§ Cargabilidad promedio de los transformadores que exceden la capacidad 
                                                
 
2 Mapa topográfico modificado de: ttp://es.wikipedia.org/wiki/Archivo:Caldas_Topographic_2.png 
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Cantidad  de trafos 
que  exceden el  
número de usuarios 
Media geometrica en 
usuarios que exceden 
la capacidad 
% Cargabilidad de 
trafos que exceden la 
capacidad 
3 5 0     
5 10 16 13,074 130,75% 
10 20 11 22,401 112,01% 
15 30 8 38,596 128,66% 
20 40 0     
25 50 4 60,147 120,30% 
30 60 0     
37,5 75 0     
45 90 0     
50 100 0     
75 150 0	   	  	     
 
De los resultados mostrados en la Tabla 4-4,  se observa que los transformadores que 
exceden la capacidad especificada por la norma son los de 5, 10, 15 y 25kVA, donde el 
transformador con más alto índice de carga es de 5kVA (130,75% solo para los 
transformadores que exceden la capacidad). Es de resaltar que los de 5kVA son los mas 
instalados en zona rural que equivale al 20,8% del total instalado. 
Al realizar el anterior análisis considerando solo los transformadores de la zona crítica de 
falla, Tabla 4-5, se observa que los transformadores que exceden la capacidad según 
norma son los de 5 y 10 kVA, donde el de 5kVA se mantiene como el de mayor 
cargabilidad sin presentar variación significativa con respecto a toda la zona oriente de 
Caldas. 







Cantidad  de Trafos 
que  Exceden el  
Número de Usuarios 
Media Geométrica en 
Usuarios que Exceden 
la Capacidad 
% Cargabilidad de 
trafos que exceden la 
capacidad 
3 5       
5 10 8 13,043 130,43% 
10 20 2 21,494 107,47% 
15 30       
25 50       
37,5 75       
75 150 	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Adicionalmente, se realizó el análisis de la cargabilidad considerando el consumo de 
energía registrada por los macromedidores de cada transformador, los resultados se 
muestran a continuación. 
4.6.2 Cargabilidad según registros de consumos 
A partir del consumo promedio mensual de los últimos seis meses de cada 
transformador, se obtuvo el promedio de demanda por dia para cada capacidad 
transformadores aplicando la siguiente actuación: 
 ( 4-2)  
La máxima cargabilidad del transformador se obtiene a partir de la demanda pico de la 
curva de carga diaria, la cual corresponde alrededor de 10,6% del consumo total diario, 
ver Figura 4-22.  
 
Figura 4-22. Curva de carga diaria 
La Tabla 4-6 muestra los resultados del calculo de cargabilidad promedio para cada 
capacidad de transformador instalado en zona oriente. En la tabla se realiza los cálculos 
de: 
§ Promedio de demanda diaria por capacidad de transformador con la ecuación ( 
4-2). 
§ Demanda pico promedio por transformador que es igual a 10,6% de la demanda 
diaria. 
§ Porcentaje de cargabilidad que es la razón entre demanda pico promedio y 
capacidad del transformador. 
Pdemanda =
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3 2,95 0,31 10,4% 
5 6,81 0,72 14,4% 
10 13,85 1,47 14,7% 
15 17,68 1,87 12,5% 
20 78,70 8,34 41,7% 
25 37,71 4,00 16,0% 
30 40,08 4,25 14,2% 
37,5 89,80 9,52 25,4% 
45 63,26 6,71 14,9% 
50 142,11 15,06 30,1% 
75 233,56 24,76 33,0% 
 
Al análisis anterior fue tambien desarrollado considerando solo los transformadores de la 
zona crítica, los resultados se muestran en la Tabla 4-7.  









3 1,28 0,14 5% 
5 6,15 0,65 13% 
10 13,23 1,40 14% 
15 22,74 2,41 16% 
25 21,76 2,31 9% 
37,5 68,32 7,24 19% 
75 202,99 21,52 29% 
 
Los resultados obtenidos muestran que en promedio los transformadores de mayor 
cargabilidad no superan el 30% de la capacidad nominal. Por lo tanto, la sobrecarga no 
es factor a ser considerado como causa de falla. 
4.7 Desarrollo de la metodología para el análisis de 
causa dominante 
Siendo los registros del formato D1 representativos del total de registros de falla, como 
se estableció en el numeral 3.13, se procede a la implementación de la metodología 
propuesta para el análisis de causa dominante: 
Paso 1: División de la instalación. 
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El primer paso para el análisis de fallas en equipos, es la división de la instalación de 
estudio en sus bloques funcionales o partes constructivas. Dado que el estudio esta 
centrado sobre el transformador, la Figura 4-23 muestra la división del equipo en sus 
bloques funcionales. 
 
Figura 4-23. División de la instalación 
A partir de los bloques funcionales del transformador, los modos de falla fueron 
determinados por la no operación de estos elementos, ver Figura 4-24. 
Otro factor que produce la indisponibilidad del transformador, es la desinstalación del 
equipo por error de los técnicos en terreno y envió al laboratorio, en el cual determinan 
mediante pruebas que el transformador esta en buen estado. Para incluir estos casos se 
designó un modo de falla como mala ejecución, considerando que aunque no cumple con 
la definición de modo de falla, si conlleva a la indisponibilidad del transformador. 
 
Figura 4-24. Modos de falla 












Fallo	  de	  los	  bujes
Fallo	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  los	  
devanados
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Una vez conocidos los modos de falla, el paso a seguir fue determinar la probabilidad de 
estos, para lo cual se debió calcular la probabilidad de cada una de las causa raíz o 
suceso básico en el árbol de falla (corto circuito, sobrecarga, sobretensión, etc.) de los 
modos de falla. Las cantidades de las causas raíces por modo de falla, son obtenidos de 
los registros del formato D1. 
La probabilidad de cada suceso básico respecto al universo equivalente, se calculó a 
través de la ecuación: 
 ( 4-3) 
donde 
 Número de ocurrencias del suceso básico en D1. 
 Número equivalente proporcional a los transformadores instalados. 
Para calcular el equivalente proporcional a los transformadores actualmente 
instalados, se utilizó  la siguiente ecuación: 
 ( 4-4) 
Donde 
 ( 4-5) 
El paso siguiente fue calcular la probabilidad de ocurrencia de cada modo de falla, por 
medio de la aplicación del álgebra de Boole. 
Árbol de probabilidad de falla del tanque: Se identificaron cada una de las causas del 
modo de falla del tanque con su correspondiente probabilidad de ocurrencia, ilustrados 
en la Figura 4-25. 
PX =
Xocu
















12 12 141 153,82
11 11d año d
n n= ⋅ = ⋅ =
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Figura 4-25. Arbol de falla del tanque 
Los posibles eventos considerados son perforaciones que originan la fuga de aceite o el 
abombamiento del tanque por sobrepresiones originadas por arcos eléctricos, descargas 
parciales y sobrecalentamiento. 
El cálculo de la tasa de falla del tanque se calcula por medio de la ecuación ( 4-6). 
 ( 4-6) 
Reemplazado valores la probabilidad de falla se tiene P(T)=0,57%.  
Árbol de probabilidad de falla de los bujes: Se identificaron cada una de las causas del 
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  Aceite Abombamiento






Arcos	  eléctricos Descargas	  Parciales Sobre-­‐calentamiento
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0,57	  % 0	  %
0,57	  %
0	  % 0	  %
0	  %
( ) ( )P T (T1 T2) (T3 T4 T5 T6 )= + + × + +
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Figura 4-26. Arbol de falla de los bujes 
Dicho subsistema de falla considera dos ramas principales del origen de las posibles 
causas de las fallas, la primera originada por corto circuitos externos que originan la 
perdida de conexión, la segunda corresponde a corto circuito debido a sobretensiones, 
las fallas de aislamiento interno, perdida de aislamiento externo o fractura de los bujes. 
No se encontraron transformadores fallados por bujes, por lo tanto P(B)=0,00%.  
Árbol de probabilidad de falla de los devanados: Se identificaron cada una de las causas 
del modo de falla de los devanados con su correspondiente probabilidad de ocurrencia, 
ver Figura 4-27. 
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Figura 4-27. Árbol de falla de los devanados 
La falla de los devanados es principalmente causado por la pérdida del aislamiento sólido 
o deterioro de aceite aislante, causados por arcos eléctricos, sobrecalentamiento, 
humedad y descargas parciales. La falla de aislamiento facilita la falla del devanado por 
causas externas como sobretensiones, sobrecorrientes, sobrecarga, etc. 
Por medio del álgebra de Boole se obtiene la ecuación ( 4-7) para el cálculo de la 
probabilidad de falla:  
 ( 4-7) 
Reemplazado valores, la probabilidad de falla de los devanados es P(D)=14,85%    
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( ) ( ) ( )P D D1 D2 D3 D4 D5 D6 D7 D8 D9 D10 D11= + + + + + + + + + +
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Árbol de probabilidad de falla de la pérdida de rigidez dieléctrica: Se identificaron cada 
una de las causas de la pérdida de rigidez dieléctrica con su correspondiente 
probabilidad de ocurrencia, ilustrados en la Figura 4-28. 
 
Figura 4-28. Árbol de falla del aislamiento 
La pérdida de rigidez dieléctrica es debido a causas que originan gases (arcos eléctricos, 
oxidación de aislante, sobrecalentamiento y descargas parciales) y humedad debido al 
deterioro de empaques. 
La ecuación ( 4-8) identifica el cálculo realizado para la probabilidad de falla.  
( )P R ( 1 2 3 4) 5R R R R R= + + + +  ( 4-8) 
Reemplazado valores la probabilidad de falla es tiene P(R)=7,43%    
Árbol de probabilidad de falla del Conmutador: Se identificaron cada una de las causas 
de falla del conmutador con su correspondiente probabilidad de ocurrencia, ilustrados en 
la Figura 4-29. 
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Figura 4-29. Árbol de falla del conmutador 
Los eventos de falla de conmutador están relacionados con las causas de origen en el 
lado de alta tensión: sobretensiones y sobrecorrientes en combinación con los efectos 
originados por la falla del aislamiento interno. Dentro del grupo de registros, no se 
presentaron transformadores fallados por el conmutador, por lo tanto la probabilidad de 
falla es igual a P(C)=0%. 
Árbol de probabilidad de falla del núcleo: Se identificaron cada una de las causas de falla 
del núcleo con su correspondiente probabilidad de ocurrencia, ver Figura 4-30. 
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Figura 4-30. Árbol de falla del núcleo 
Las causas del modo de falla que pueden presentarse en el núcleo del transformador son 
perforación, oxidación, desajuste o perdida de la sujeción por tornillos y prensas, estos 
tienen sus orígenes en las sobretensiones, empaques deteriorados y corto circuitos. 
En la ecuación ( 4-9) identifica el cálculo para la probabilidad de este modo de falla.  
( ) ( ) ( )1 2 3 4 5 6 7 8P N N N N N N N N N= + + + + + + +  ( 4-9) 
Reemplazado valores la probabilidad de falla del núcleo es tiene  P(N)=18,85%  
Mala ejecución: En el caso de mala manipulación solo se encontró un caso, por lo tanto 
la probabilidad de mala manipulación es: 
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Calculadas todas las probabilidades de falla o tasa de falla del sistema, se utilizaron 
estos resultados para valorar la jerarquización de los modos de falla según gravedad. 
Paso 4: Jerarquización de los modos de falla según gravedad. 
Tras obtener los modos de falla con su respectiva probabilidad de ocurrencia, se realizó 
la jerarquización, mediante el cálculo del Número de Probabilidad de Riesgo (NPR). Se 
obtuvo como resultado aplicando la ley de Pareto, qué únicamente 2 de los 7 modos de 
falla descritos (20% de los modos de falla) son considerados graves. 
Debido a que los transformadores de distribución de la CHEC son trabajados a falla, no 
fue considerada la detectabilidad en la jerarquización, y por lo tanto se le asignó un valor 
de 1 a la detectabilidad en los cálculos. 
Para valorar el impacto del modo de falla de los transformadores se asignó una escala de 
1 a 3: 
• 1 Mala ejecución. 
• 2 Reparables. 
• 3 No reparables.  
La frecuencia se tomó como la probabilidad de falla obtenida en el punto anterior. 
En la Tabla 4-8 se presentan los resultados del cálculo del NPR para cada uno de los 
modos de falla, resaltando los dos modos de falla más graves. 
Tabla 4-8. Calculo del NPR de los modos de falla 
Modos de Falla Impacto Frecuencia Detectabilidad NPR 
Falla de nucleo 3 0,1885 1 0,5656 
Falla del tanque 3 0,0057 1 0,0171 
Falla de los devanados 2 0,1485 1 0,2971 
Rigidez dielectrica 2 0,0743 1 0,1485 
Falla de los bujes 2 0,0000 1 0,0000 
Falla del conmutador 2 0,0000 1 0,0000 
Mala ejecusion 1 0,0057 1 0,0057 
 
Los 2 modos de falla con mayor puntuación son: 
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• Falla de núcleo (NPR=0,5656). 
• Falla de los devanados (NPR=0,2971). 
Por tanto, estos son los modos de falla graves, y a los cuales se realizaran los árboles de 
falla para detectar la causa dominante de falla. 
Paso 5: Obtención de las causas dominantes. 
A parir de la identificación de los modos de falla graves, se desarrollaron los árboles de 
falla para obtener la causa dominante. 
El número de ocurrencias de cada una de las causas, se obtuvo a partir de la base de 
datos de D1, en donde se especifica los elementos que fallaron y lo que dio origen a la 
falla.  
Árbol de falla del núcleo: Las causas de falla del núcleo que pueden presentarse son la 
perforación, oxidación, desajuste o pérdida de la sujeción (tornillos y prensas). Estos 
tienen sus orígenes en las sobretensiones, sobrecarga, empaques deteriorados y corto 
circuitos. Las causas raíces de cada uno de los eventos de falla se muestran en la Figura 
4-31. 
 
Figura 4-31. Árbol de causa raíz del núcleo 
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Árbol de falla de los devanados: La falla de los devanados es principalmente causado por 
la pérdida del aislamiento sólido o deterioro de aceite aislante, los cuales son causados 
por sobretensiones, sobrecarga, empaques deteriorados o mala manipulación al 
momento de la instalación. Otros casos a considerar dependiendo de la intensidad de la 
causa son las sobretensiones, sobrecargas o sobrecorrientes que puede afectar el 
devanado en forma directa. El árbol de falla desarrollado para el devanado se muestra en 
la Figura 4-32. 
 
Figura 4-32. Arbol de causa raíz del devanado 
Como resultado del proceso de análisis de causa dominante de los modos de falla 
graves, se determinaron las dos causas dominantes. 
La sobrecarga con un total de 41  ocurrencias, como se describe a continuación: 
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• En el caso del núcleo se puede observar en la Figura 4-31, la sobrecarga con un 
total de 18 ocurrencias. 
• En el caso de los devanados se puede observar en la Figura 4-32, la sobrecarga 
con un total de 23 ocurrencias causando puntos calientes que a su vez produjeron 
perdida de rigidez dieléctrica del aislante y sobrecalentamiento. 
La sobretensión con un total de 10 ocurrencias, como se describe a continuación: 
• En el caso del núcleo se puede observar en la Figura 4-31, la sobretensión con un 
total de 10 ocurrencias causando daño del núcleo. 
• En el caso de los devanados no se presentaron fallas por sobretensión, ver Figura 
4-32. 
Adicionalmente, es necesario auditar desde lo técnico el proceso de diagnóstico de falla 
de transformadores en laboratorios CHEC, ya que los datos utilizados en este análisis 
proviene de los registros del formato D1,  Reporte Diagnóstico de Falla. 
4.8 Auditoría del proceso de diagnóstico 
La primera etapa en el diagnostico de transformadores es el análisis cuantitativo de 
PCB´s (Bifenilos Policlorados) [40], y solo después de confirmar la ausencia PCB`s en el 
aceite, se procede a realizar las pruebas de rutina al transformador y desmantelamiento 
para el diagnostico de falla. El laboratorio utiliza como guía para el diagnostico de falla 
los lineamientos dados en la Guía para la Reclamación de Garantías de Transformadores 
GTC 71 [41]. El documento estipula las pautas para la determinación del origen de la 
causa de falla según el estado en que se encuentran los elementos constructivos del 
transformador: devanados, aislamiento, tanque, etc.  
Como ejemplo del proceso de diagnostico, la Figura 4-33 muestra las fotos de un 
transformador fallado y enviado al laboratorio. Al desmantelar el transformador, se 
observa evidencias de sobrepresión, marcas en la pintura interna demarcando el nivel de 
aceite, y el aceite totalmente ennegrecido con formación de lodos, ver Figura 4-33 a), b) y 
c) respectivamente; según la guía GTC 71, la constatación de alguna de estas 
características define la sobrecarga como el origen de la falla. 
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Figura 4-33. Diagnostico de falla de transformador 
Al desmantelar por completo el transformador, se observa que finalmente fue una 
descarga quien causo la falla del transformador, los devanados de AT y BT están 
perforados al igual que el núcleo, ver Figura 4-34. 
   
Figura 4-34. Falla de transformador por descarga atmosférica 
4.9 Análisis de causa raíz de fallas 
De los resultados obtenidos en las visitas técnicas a las instalaciones en campo, causa 
dominante de falla y auditoría técnica de diagnostico de falla en laboratorio, se tiene 
como de causa de falla la sobrecarga, sobretensiones por descargas atmosféricas y 
descargas parciales internas como hipótesis.  
El análisis es mejor entendido con la construcción de un diagrama de Ishikawa, ver 
Figura 4-35, donde las flechas de color verde indican que el resultado del análisis o 
proceso apuntan a la causa de falla. Las flechas de color azul punteada, indican 
que el resultado del análisis o proceso no es una causa de falla. 
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Figura 4-35. Diagrama de Ishikawa 
Aunque no se pudo comprobar la presencia de descargas parciales en el aceite, se 
plantea como hipótesis la alta probabilidad de sufrir este problema, dado que los 
transformadores a instalar se encuentran almacenados en La Dorada, y deben ser 
transportados a Samaná para luego enviarlos al sitio específico de instalación por vías en 
mal estado y sin pavimentar. 
Lo anterior se reafirma al analizar individualmente algunos de los transformadores 
diagnosticados en el laboratorio de transformadores. Los diagnósticos iniciales de los 
transformadores mostrados en las Figura 4-36, 4-37 y 4-38, determinarían como causa 
de falla la sobrecarga debido al grado de deterioro del aceite [41], lo que no concuerda 




Número de serie 2008120002 - Rymel 
Potencia de transformador 5kVA 
Fecha de falla 11/Feb/2013 
Fecha de instalación 32/May/2009 
Tiempo de vida 3,73 [años] 
Número de usuarios 4 
Potencia demandada 0,158kVA 
Cargabilidad 3,16% 
Figura 4-36. Análisis de falla de transformador 1 
 





Número de serie 246350-Magnetron 
Potencia de transformador 5 kVA 
Fecha de falla 14/Mar/2013 
Fecha de instalación 15/Sept/2012 
Tiempo de vida 0,49 [años] 
Número de usuarios 4 
Potencia demandada 0,2kVA 
Cargabilidad 4,0% 




Número de serie 51304 - Siemens 
Potencia de transformador 5 kVA 
Fecha de falla 24/Ago/2012 
Fecha de instalación 22/Dic/2011 
Tiempo de vida 1,67 [años] 
Número de usuarios 9 
Potencia demandada 0,44kVA 
Cargabilidad 8,7% 
Figura 4-38. Análisis de falla de transformador 3 
Y por lo tanto, el deterioro del aceite aislante de estos transformadores es explicado por 
la formación de descargas parciales internas. Esta afirmación es sustentado en el hecho 
de que ambas causas, sobrecarga y descargas parciales, afectan el aceite aislante de 
forma similar por la elevación de temperatura; la radiación térmica generada en las 
descargas parciales degradaría el aceite aislante en la misma forma como lo haría el 
sobrecalentamiento por sobrecarga. 
Finalmente se concluye del análisis de causa raíz de fallas, que el origen de las fallas es 
debido principalmente a descargas parciales internas. La aparición de descargas 
parciales en el equipo, provocan el debilitamiento del material aislante y por lo tanto, 
disminuye su capacidad nominal de carga y nivel de aislamiento aumentando las 
probabilidades de falla por sobrecarga o aun mas probable por sobretensión 
considerando el nivel ceráunico de la zona.  
Ahora bien, el cálculo de la tasa de falla necesaria para continuar el desarrollo del estudio 
se obtiene al agrupar las probabilidades de los modos de falla en el árbol del falla del 
transformador, como se muestra en la Figura 4-39. Al realizar la operación según el 
álgebra de Boole [17], la tasa de falla de los transformadores en la zona critica es de 
42,27%. Por lo tanto, el tiempo medio de vida es de 2,366 años según la ecuación ( 4-10), 
esto significa que en promedio se está cambiando un transformador cada poco mas de 
dos años: 











Figura 4-39. Arbol de falla del transformador 
A partir de los resultados del análisis causa raíz, se inicia en el siguiente capítulo con la 
planificación de las acciones remediales para disminuir principalmente la probabilidad de 
ocurrencia asociada a las descargas parciales y sobretensión. 
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5 Plan de acciones remediales 
Con las causas definidas de falla en transformadores de distribución, se inicia el plan de 
acciones remediales como se menciona en la metodología. 
5.1 Propuestas técnicas de acciones remediales 
Adicionalmente a los requerimientos técnicos de las normas, a la visita técnica en campo, 
a los resultados de la inspección en laboratorio y el análisis de causa raíz, se mencionan 
a continuación las exigencias para los transformadores en la zona oriente de Caldas, las 
cuales se basan en tratar la sobretensión y las descargas parciales. 
5.1.1 Instalación de DPS 
En consideración a los altos niveles ceráunicos de la zona critica de falla, es 
insdispensable considerar la adecuada instalación de los DPS, y específicamente 
disminuir los efectos del lazo inductivo, para asi asegurar un adecuado apantallamiento 
del transformador contra descargas atmosféricas. 
La instalación de los DPS sobre la cuba del transformador es la forma mas adecuada de 
reducir al área del lazo inductivo y por consiguiente disminuir las tenciones inducidas. La 
Figura 5-1 muestra una secuencia de fotos de la configuración recomendada para la 
instalación del transformador. 
   
Figura 5-1. Instalación de DPS 
Para el montaje de la Figura 5-1, la inductancia se estima en 0,72µH con lo cual la 
tensión inducida en el bucle y la tensión en los bujes del transformador (Tensión del 
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bucle mas la tensión residual del DPS) se muestran en las Figura 5-2 y 5-3 
respectivamente, la amplitud del sobre impulso en el transformador es de 48kV. 
 
Figura 5-2. Tensión inducida en el bucle 
 
Figura 5-3.  Tensión en los bujes primarios del transformador 
La respuesta en frecuencia se muestra en la Figura 5-4, en este caso la frecuencia de 
resonancia es de 5,9MHz el cual esta por encima del espectro de frecuencias de las 
descargas atmosféricas [31]. 
 
Figura 5-4. Repuesta en frecuencia 
Un aspecto importante a considerar y que puede aumentar las magnitudes de las 
tensiones inducidas en el bucle, son las reflexiones que pudieran presentarse en los 
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conexiones por los cambias de impedancias; la consecuencia inmediata es un aumento 
de la pendiente por la reflexión de la onda. 
El otro factor de consideración, es el ángulo entre el vector normal a la superficie del 
bucle y el vector azimutal de la onda de corriente. El flujo concatenado por el área del 
bucle será máximo (y por consiguiente también la tensión) cuando estos dos vectores 
son paralelos. 
5.1.2 Instalación del SPT 
La adecuada operación del DPS depende de una baja resistencia del SPT [44],[45], por 
lo tanto, se realizo la evaluación por medio de simulación de algunas configuraciones de 
puestas a tierra, estas incluyen: 
• El sistema de puesta a tierra de protección contra rayos encontrada en la 
auditoría técnica, esta consiste de una varilla de cobre instalada en las 
vecindades de las torres por medio de cable de aluminio reforzado en acero 
conectado al apantallamiento y a los descargadores de sobretensión. 
• El SPT sugerido por el Programa de Investigación sobre Adquisición y Análisis de 
Señales - PAAS-UN, en el proyecto Solución al Problema de Falla de 
Transformadores de Distribución en Colombia [7]. 
• Una configuración de malla de puesta a tierra que asegura una baja impedancia. 
Estas simulaciones se realizan con el fin de verificar los valores de diseño de cada 
configuración de sistema de puesta a tierra, resultados que serán usados en la siguiente 
sección para analizar la posibilidad de convertir alguna de ellas en solución técnica al 
problema estudiado y verificar la validez de los sistemas instalados actualmente. Para el 
análisis se tienen en cuenta los siguientes aspectos: 
• Se realizan los cálculos de resistencia de malla, teniendo en cuenta una 
resistividad del terreno de 250Ω/m, la cual se considera una resistencia típica 
para el departamento de Caldas según la amplia experiencia de Grupo de Redes 
de Distribución y Potencia “GREDyP” de la UN, y las mediciones realizadas en 
[43] del SPT en el oriente de Caldas. 
• La verificación de cada configuración se realiza estrictamente apegados al 
estándar IEEE 80,Guide for Safety in AC Substation Grounding [45]. 
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•  Electrodo de como SPT 
La primera configuración que se analizara, es la conformada por un electrodo de cobre, 
que es la configuración encontrada en las inspecciones realizadas en campo, así como 
en las acometidas de baja tensión en algunas puntos de conexión a usuarios. 
Para este caso, y dado que no es posible saber la longitud del electrodo de cobre que se 
encuentra enterrado, se realizaron tres cálculos de resistencia para las diferentes 
dimensiones que se encuentran en el mercado, aun cuando el RETIE especifica que el 
tamaño mínimo de un electrodo de puesta a tierra debe ser de 2,4m. Los resultados de 
las simulaciones se presentan en la Tabla 5-1. 
Tabla 5-1. Resistencia del SPT de diferentes dimensiones de electrodo 
DIMENSIÓN DEL 
ELECTRODO [M] 
VALOR DE RESISTENCIA DE 
PUESTA A TIERRA [Ω] 
1,5m 141.056 ohmios 
1,8m 122.158 ohmios 
2,4m 97.0677 ohmios 
 
El análisis del SPT para los perfiles de tensión arrojan los siguientes resultados: 
• Niveles de umbral del potencial de contacto 
Elevación del potencial de tierra: 98,65kV 
Tensión máxima de paso:   0,41kV 
Tensión máxima de contacto: 0,22kV 
• Puntos de máximo potencial 
Potenciales de superficie:  28,85kV 
Potenciales de paso:   0,92kV 
Potenciales de contacto:  98,46kV 
Las Figura 5-5 y 5-6 ilustran las distribuciones de los potenciales de contacto y superficie 
respectivamente, dichas distribuciones muestran que los potenciales de paso están muy 
por encima de los valores establecidos [14],[45]. 
Capitulo 5 82 
 
      
 
Figura 5-5. Diagramas de tensión de contacto 
    
 
 
Figura 5-6. Diagramas de tensión de superficie 
•  Malla de SPT de tres contrapesos con electrodos [7] 
Esta malla consta de un anillo perimetral y dos contrapesos con electrodos, la 
configuración se muestra en la Figura 5-7. En esta malla se evalúan dos escenarios 
específicos, en el primero de ellos, no se considera el uso de suelo artificial para el 
tratamiento del terreno, y el segundo usa el valor de corrección por tratamiento del 
terreno. 
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Figura 5-7. Malla de SPT de dos contrapesos con electrodos 
El valor de resistencia sin tratamiento de suelo se puede apreciar en la Tabla 5-2, en 
esta tabla se muestra también las dimensiones de la configuración. 
Tabla 5-2. Resistencia de la malla del SPT de dos contrapesos 
DIMENSIÓN DE LA MALLA [m] VALOR DE RESISTENCIA DE PUESTA A TIERRA [Ω] 
Radio = 1.5m 
Electrodo = 2.4m 
Refuerzos = 1.5m 
25.974 ohmios 
 
Los perfiles de potencial arrojados en esta configuración de malla son los siguientes: 
• Niveles de umbral del potencial de contacto 
Elevación del potencial de tierra:  26,58kV 
Tensión máxima de paso:  0,41kV 
Tensión máxima de contacto: 0,22kV 
Puntos de máximo potencial 
Potenciales de superficie:  20,18kV 
Potenciales de paso:   0,51kV 
Potenciales de contacto:  14,50kV 
Para este caso, las distribuciones de potenciales de paso y superficie se ilustran en la 
Figura 5-8 y 5-9 respectivamente. 




Figura 5-8. Diagramas de tensión de contacto 
     
 
Figura 5-9. Diagramas de tensión de superficie 
Los resultados obtenidos en las simulaciones para los dos escenarios se muestran en la 
en la Tabla 5-3. Como se puede observar en la tabla, el escenario con tratamiento de 
suelos muestra resultados notablemente mucho mejores cumpliendo con los valores 
establecidos de tensión de paso y contacto [14],[45], lo que no sucede con el escenario 
donde no se realiza tratamiento de suelos; sin embargo se debe considerar que el 
tratamiento de suelos requiere un plan de mantenimiento periódico lo que lo hace inviable 
para zonas rurales y mas en zonas retiradas de difícil acceso. 













PAAS 25.97 Ω 0,41kV 0,51kV 0,22kV 14,51kV 
PAAS Tratamiento 2.79 Ω 0,18kV 0,51kV 0,17kV 1,45kV 
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•  Malla de puesta a tierra de cuatro contrapesos  
La configuración se muestra en la Figura 5-10, esta malla puede por sí sola sin 
requerimientos de tratamiento de suelo, llegar a los valores de tensiones de paso y 
contacto requeridos. Los resultados de simulación de la malla se resumen en la Tabla 
5-4. 
 
Figura 5-10. Malla de SPT de 4 contrapesos 













Electrodo 17.64 Ω 370.75 V 331.43 V 215.72 V 10591.9 V 
 
Las distribuciones de las tensiones de contacto y de superficie, se muestran en las 
siguientes figuras: 
 
Figura 5-11. Diagramas de tensión de contacto 
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Figura 5-12. Diagramas de tensión de superficie 
•  Mejoramiento de los SPT en los nodos vecinos  mediante la 
implementación de electrodos en nodos vecinos a la subestación 
Como se evidencio en la vista técnica, la mayoría de las lineas están protegidas con 
cable guarda, la cual a sido implementada por otras empresas distribuidoras de energía 
con gran éxito como apantallamiento contra descargas atmosféricas [46].  
Debe considerarse que la efectividad del cable guarda depende del nivel de aislamiento 
de las lineas [46] y del sistema de puesta a tierra. Tal como se mostró en la visita técnica 
y en la simulación del SPT actualmente implementado, los valores de resistencia 
actuales no son adecuados, debido a la utilización de varillas de acero con recubrimiento 
en cobre, conexiones entre diferentes materiales etc. 
Por tanto, y con el fin de proporcionar un sistema confiable ante descargas directas, se 
propone mejorar los sistemas de puesta a tierra en los nodos vecinos. Esta configuración 
se muestra en la Figura 5-13, considerando distancias típicas en redes de distribución 
rural. 
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Figura 5-13. Mejoramiento del SPT en nodos vecinos 
A partir de lo anterior, se realizan las simulaciones considerando dos diferentes 
distancias, los resultados se muestran en la Tabla 5-5.  
Tabla 5-5. Resultados de simulación con el mejoramiento del SPT en nodos vecinos 
Valores de puesta a tierra para distancias mayores a 600 metros entre nodos 
ESPACIAMIENTO ENTRE 
NODOS [m] 
CANTIDAD DE NODOS 
VECINOS 
RESISTENCIA CALCULADA DEL 
SPT [ ]Ω  
800 3 10.7195 
1000 3 10.7151 
 
De estos resultados, se visualizan los beneficios de implementar adecuadamente 
electrodos de puesta a tierra en nodos vecinos, sin la necesidad de realizar tratamientos 
de suelos. 
5.1.3 Material de instalación 
El hurto de cobre afecta el éxito de las soluciones que se estarían implementando; esto 
se evidencia en la utilización de cable ASCR en los bajantes de puesta reportado en las 
inspecciones a las de las instalaciones. Un material alternativo propuesto para afrontar el 
problema del hurto de los SPT, es el cable de acero con recubrimiento en cobre (ver 
Figura 5-14), identificado con las siglas CCS (Copper Clad Steel). 
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Figura 5-14. Cable de acero con recubrimiento en cobre, CCS3 
En los conductores CCS se pueden utilizar soldadura exotérmica normalmente como se 
utiliza en conductores de cobre, sin embargo se requiere un espesor mínimo del 15% [47] 
del revestimiento de cobre en el espesor del conductor para garantizar su correcto 
funcionamiento. 
5.1.4 Aplicación de transformadores tipo seco 
Como se evidencio en el análisis de causa raíz, el origen de falla de los transformadores 
es debido principalmente a descargas parciales internas. La solución a este problema 
estaría en modificar los procedimientos de ejecución en la instalación de los 
transformadores, sin embargo, se debe considerar que son actividades programadas 
para todo el día debido a lo distante de la zona y el  difícil acceso, por lo que requeriría 
nuevamente el desplazamiento de los técnicos al sitio el siguiente día para energizar el 
transformador más los perjuicios de dejar a los usuarios sin energía. 
Como acción remedial a esta problemática se propone la utilización de transformadores 
tipo seco. Que a pesar de tener un costo mayor ofrece ventajas adicionales como: No 
requiere tratamiento del manejo de PCB`s, conservación del aislamiento (humedad, 
descargas parciales) y el manejo ambiental es mas adecuado.  
Existen en el mercado varios tipos de transformadores secos, y dependiendo de los 
requerimientos del sitio de instalación, pueden ser instalados en lugares con elevado 
porcentaje de humedad y contaminación. Normalmente utilizan el aire como medio de 
refrigeración, por esta razón la temperatura de los devanados suele ser mayor que en los 
transformadores inmersos en aceite. 
Las características intrínsecas de los transformadores secos, tal como la incapacidad de 
producir descargas parciales, ofrece mayor seguridad en el transporte de largas 
distancias por vías en mal estado;  situación común en la mayoría de las vías de la zona 
oriente de Caldas. 
Debido a que el transformador será instalado en exterior, se debe asegurar que el grado 
de protección del encerramiento debe ser al menos de IP 44.  
En la Tabla 5-6, se muestra las principales diferencias entre los transformadores tipo 
seco y los transformadores sumergidos en aceite, las cuales deberán ser consideradas 
en la instalación y asignación de carga.  
                                                
 
3 Fuente: www.condumex.com.mx 
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Tabla 5-6. Transformadores tipo seco versus transformadores  sumergidos en aceite 
VARIANTES CARACTERÍSTICAS TIPO DE TRANSFORMADOR 
ACEITE SECO 
Sobrecarga Sobrecarga de 30% (de acuerdo a Norma) Pierde vida útil 
Se deteriora más rápido 
que uno en aceite 
Cálculos de 
pérdidas Perdidas de vacío y corto circuito Más perdidas Menos perdidas 
Ubicación. Adecuación de sitio para instalarlo 
Utiliza herrajes 
disponibles en el 
comercio 
Requiere adecuación de 




Efecto de la temperatura al 
aislante 
Reacción a la 
temperatura, más lenta 
Reacción a la 
temperatura, más rápida 
Vida útil >20 años Menos vida útil por su refrigerante 
Más vida útil por su bajo 
envejecimiento térmico 
Personal 







De acuerdo al cálculo de 
pérdidas y carga Menos costoso Más costoso 
Normas Normas a cumplir o (de acuerdo al operador de energía del sector) Más exigente Menos exigente 
 
•  Instalación de DPS en el lado de baja tensión 
Dentro del sistema de apantallamiento del transformador contra descargas atmosféricas, 
se debe considerar la protección contra el sobreimpulso de baja tensión. En el esquema 
de protecciones, se debe considerar la coordinación entre los DPS`s del lado primario y 
el baja tensión para alcanzar un optimo desempeño del sistema y así tener mejor 
confiabilidad en los equipos. 
Según aplicaciones realizadas en la industria, un DPS con un nivel de protección de 
2,16kV y tensión de operación continua de 480V para el lado de baja, presenta una mejor 
coordinación con el DPS primario del transformador [48]. 
•  Transformador autoprotegido con BIL 150kV 
Dentro de la amplia gama de transformadores ofrecidos por los fabricantes, se 
encuentran en el mercado transformadores de BIL de hasta de 150kV que tenderían u 
mejor desempeño ante descargas atmosféricas. 
El transformador autoprotegido tiene incorporados desde su etapa de diseño y 
fabricación, los elementos de protección contra sobretensiones, sobrecargas y elementos 
para aislarlo de la red en caso de falla. Estos elementos de protección son suministrados 
por el fabricante con el equipo e instalados en él. 
Los DPS´s son montados sobre el tanque del transformador, lo cual como ya se explico, 
ayuda a minimizar el riesgo del fenómeno del lazo inductivo. El DPS de baja tensión está 
conectados en los bujes secundarios, y así limitar las sobretensiones y desviar a tierra 
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las corrientes ocasionadas por las descargas que puedan llegar al transformador por su 
lado de baja tensión. Como se explico anteriormente, la mejor opción es un DPS de 480V 
con un nivel de protección de 2,16kV. 
Este transformador también cuenta con un Interruptor o disyuntor internamente y 
conectado en serie entre el devanado de baja tensión y el buje secundario, el cual tiene 
la finalidad de proteger el equipo contra sobrecargas.  
Con base a los métodos de solución planteados se sugieren diferentes escenarios 
basados en las simulaciones y en los referentes anteriores; posteriormente, se evaluará 
el impacto de cada escenario en la disminución de la tasa de falla. 
5.2 Escenarios de solución 
Los escenarios de solución propuestos serán representados según las características 
propias de la Zona Oriente zona rural, tras la asignación de un transformador global. 
A partir de la información de las bases de datos suministradas por CHEC, se determinó 
que la capacidad de transformadores más frecuentemente instalada en la zona es de 
15kVA, siendo esta la capacidad equivalente para el transformador global. 
5.2.1 Escenario No.1: Sin implementación de acciones 
remediales (Escenario de referencia) 
Inicialmente, es necesario plantear un escenario de referencia a partir del cual, se pueda 
comparar los resultados de cada escenario y valorar su impacto en la mejora del la 
confiabilidad del sistema.  
El primer escenario o escenario de referencia, supone no implementar soluciones 
remediales, por lo que los transformadores seguirán siendo reemplazados por 
transformadores sin ningún tipo de mejora. Los valores de probabilidad de falla, tiempo 
medio de vida y el número de cambios de transformador en el tiempo de estudio (10 
años) se muestra en la siguiente tabla: 
Tabla 5-7. Tasa de falla y tiempo medio de vida del escenario 1 
Tasa de falla 
( )λ   
Tiempo medio de 
vida ( )t   
Número de 
 cambios en 10 
años 
42,27% 2,37 4 
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5.2.2 Escenario No.2: Instalar transformadores 
autoprotegidos 
En este escenario, se consideró únicamente reemplazar los transformadores fallados con 
transformadores autoprotegidos de BIL 95kV (en el que se instala el DPS sobre el tanque 
y DPS en los bornes secundarios del transformador) sin modificar el SPT actual. Por 
tanto, se asume para este escenario que la probabilidad de falla por corto circuito se 
elimina del árbol de probabilidad de falla, como se muestra en la siguiente figura. 
 
Figura 5-15. Cálculo de la tasa de falla del escenario 2 
En este escenario, aunque el transformador autoprotegido disponga de la protección 
contra descargas atmosféricas, su efectividad será nula, debido al alto valor de 
resistencia de puesta a tierra obtenida en las simulaciones y evidenciadas en la visita 
técnica. 
Los valores de probabilidad de falla, tiempo medio de vida y el número de cambios de 
transformador, se muestra en la Tabla 5-8: 
Tabla 5-8. Tasa de falla y tiempo medio de vida del escenario 2 
Tasa de falla 
( )λ  
Tiempo medio de 
vida [años] 
Número de 
cambios en 10 
años 
41,70% 2,39 4 
 
5.2.3 Escenario No.3: Instalar transformadores 
autoprotegidos y malla de SPT 
En este caso, se complementó el escenario anterior adicionando la malla de SPT, con lo 
cual, se eliminan las fallas por sobretensión y corto circuito, ver Figura 5-16. 
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Figura 5-16. Cálculo de la tasa de falla del escenario 3 
En este escenario, la actuación del descargador de sobretensión se ve comprometida 
con la resistencia de puesta a tierra, la cual en este caso logra un valor de 17,64Ω. 
En la siguiente tabla se muestra los valores de probabilidad de falla, tiempo medio de 
vida y el número de cambios de transformador: 
Tabla 5-9. Tasa de falla y tiempo medio de vida del escenario 3 
Tasa de falla
( )λ   
Tiempo medio de 
vida [años] 
Número de 
 cambios en 10 
años 
35,42% 2,82 3 
 
Cabe anotar que pese a que es posible aumentar la vida útil de los transformadores de 
distribución con esta solución,  las sobretensiones pueden seguir presentándose debido 
a que la resistencia de puesta a tierra estaría por encima del valor deseado. 
5.2.4 Escenario No.4: Instalar transformadores 
autoprotegidos, malla de SPT y electrodos en los 
nodos vecinos 
En este escenario, se plantea instalar transformadores autoprotegidos de 95kV con malla 
de SPT y electrodos de puesta a tierra en los nodos vecinos al transformador conectados 
al cable de guarda. Por lo anterior, se asume para este escenario que la sobretensión, 
sobrecarga y corto circuito, se elimina del árbol de probabilidad de falla, tal como se 
muestra en la Figura 5-17. 
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Figura 5-17. Cálculo de la tasa de falla del escenario 4 
En este escenario se obtuvo una mejor resistencia de puesta a tierra, 10,72Ω; cumple 
con lo exigido por el RETIE [41] para la protección de las personas (Tensiones de 
contacto y superficie) y operación de las protecciones. 
En la siguiente tabla se muestra los valores de probabilidad de falla, tiempo medio de 
vida y el número de cambios de transformador en el periodo de estudio: 
Tabla 5-10. Tasa de falla y  tiempo medio de vida del escenario 4 
Tasa de falla 
( )λ   
Tiempo medio de 
vida [años]  
Número de 
cambios en 10 
años 
35,42% 2,82 3 
 
5.2.5 Escenario No.5: Instalar transformadores tipo secos 
sin realizar mejoras del SPT 
Se asume en este escenario, que la probabilidad falla por sobrecarga es 
reemplazada por descargas parciales, y es eliminada del árbol de fallas, ver 
Figura 5-18. 
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Figura 5-18. Cálculo de la tasa de falla del escenario 5 
En la siguiente tabla se muestra los valores de probabilidad de falla, tiempo medio de 
vida y el número de cambios de transformador en el periodo de estudio: 
Tabla 5-11. Tasa de falla y tiempo medio de vida del escenario 5 
Tasa de falla 
( )λ  
Tiempo medio de 
vida [años] 
Número de 
cambios en 10 
años 
12% 8,33 1 
 
5.2.6 Escenario No.6: Instalar transformadores tipo seco y 
malla de SPT 
En este escenario, se complementó la utilización de transformadores secos con la 
instalación de la malla de SPT, eliminando las fallas por sobretensión y descargas 
parciales. A continuación presenta la tasa de falla calculada por medio del árbol de falla: 
 
Figura 5-19. Cálculo de la tasa de falla del escenario 6 
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En la siguiente tabla se muestra los valores de probabilidad de falla, tiempo medio 
de vida y el número de cambios de transformador: 
Tabla 5-12.Tasa de falla y tiempo medio de vida del escenario 6 
Tasa de falla 
( )λ   
Tiempo medio de 
vida [años] 
Número de 
cambios  en 10 
años 
5,71% 17,51 0 
 
5.2.7 Escenario No.7: Instalar transformadores 
autoprotegidos de BIL150kV y malla de SPT 
En este escenario, se plantea reemplazar los transformadores fallados con 
transformadores autoprotegidos de 150kV y malla de SPT. En este escenario se espera 
un mejor desempeño del transformador ante las sobretensiones, por tanto, las causas de 
falla que son eliminadas del árbol de falla, son la sobretensión y corto circuito, ver Figura 
5-20: 
 
Figura 5-20. Cálculo de la tasa de falla del escenario 7 
Los valores de probabilidad de falla, tiempo medio de vida y el número de cambios de 
transformador, se muestra en la siguiente tabla: 
Tabla 5-13. Tasa de falla y tiempo medio de vida del escenario 7 
Tasa de falla 
  
Tiempo medio de 
vida [años]  
Número de 
cambios en 10 
años 
35,42% 2,82 3 
 
( )λ
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5.2.8 Escenario No.8: Instalar transformadores 
autoprotegidos de BIL 150kV, malla de SPT y 
electrodos en nodos vecinos 
En este escenario, se planteó implementar un transformador autoprotegido de 150kV 
mas la malla del SPT y electrodos en los nodos vecinos, por lo que este escenario seria 
el de mejor desempeño ante las descargas atmosféricas. Para el calculo de la tasa de 
falla, se eliminan del árbol de falla la sobretensión y corto circuito, tal como se muestra en 
la Figura 5-21. 
 
Figura 5-21. Cálculo de la tasa de falla del escenario 8 
En la Tabla 5-14 se muestra los valores de probabilidad de falla, tiempo medio de vida y 
el número de cambios de transformador en el tiempo de estudio. 
Tabla 5-14. Tasa de falla y tiempo medio de vida del escenario 8 
Tasa de falla 
  
Tiempo medio de 
vida [años]  
Número de 
cambios en 10 
años 





6 Valoración del impacto en la 
confiabilidad 
Luego de presentar los escenarios de solución con su tasa de falla, se hace necesario  
calcular el impacto en la confiabilidad de los transformadores de acuerdo a las acciones 
remediales de cada escenario. 
La valoración del impacto, se realiza por medio del calculo del Nivel Trimestral de las 
Interrupciones por Transformador (NTT). El NTT es utilizado por la CREG para 
determinar el Indice Trimestral Agrupado de Discontinuidad (ITAD) el cual representa el 
nivel de calidad del servicio prestado durante el trimestre, CREG 097 de 2008. 
La consideración de mejoras o desmejoras en la calidad del servicio, serán determinadas 
trimestralmente comparando el ITAD contra el Indice de Referencia Agrupado de la 
Discontinuidad (IRAD) que es calculado a partir de la información histórica de 
interrupciones. 
El calculo de NTT se realiza por medio de la siguiente ecuación: 
NTT = DTT *EPU *NU  ( 6-1) 
donde, 
NTT: Nivel Trimestral de las interrupciones por Transformador, medido en kWh, en cada 
nivel de tensión de cada transformador, que pertenece al grupo de calidad 4 (rural). 
DTT: Duración Trimestral, calculada como la sumatoria en horas de las interrupciones del 
transformador, perteneciente al grupo de calidad 4 (rural). 
EPU: Energía promedio consumida en kWh/hora por los usuarios durante el trimestre, 
según información reportada por el OR en la base de datos comercial del SUI. 
UN: Número promedio de usuarios del transformador durante el trimestre. 
El calculo de NTT para cada escenario, se obtiene considerando la efectividad que 
presenta la acción remedial propuesta por escenario, de tal manera que si elimina la 
causa de falla asociada al transformador, se omiten las interrupciones del escenario en 
cuestión, y así disminuye el valor de NTT. En la Tabla 6-1 se muestra el calculo de NTT 
para los primeros 31 nodos para los diferentes escenarios. 
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Tabla 6-1. Cálculo del NTT para cada nodo por escenario de solución 
NODO Causa Falla NTT ESC Nro 1 λ=42,27% 
ESC Nro 2 
λ=41,70% 
ESC Nro 3 
λ=35,42% 
ESC Nro 4 
λ=35,42% 
ESC Nro 5 
λ=12% 
ESC Nro 6 
λ=5,17% 
ESC Nro 7 
λ=35,42% 
ESC Nro 8 
λ=35,42% 
E62346 sobretensión 4036 4036 4036 0 0 4036 0 0 0 
E62409 falla de valvula 66888 66888 66888 66888 66888 66888 66888 66888 66888 
E62046 sobrecarga 357945 357945 357945 357945 357945 0 0 357945 357945 
E62265 corto circuito 69580 69580 0 0 0 69580 69580 0 0 
E62401 sobrecarga 247021 247021 247021 247021 247021 0 0 247021 247021 
E21201 sobretensión 105621 105621 105621 0 0 105621 0 0 0 
E61706 sobretensión 18496 18496 18496 0 0 18496 0 0 0 
E62476 
empaques 
deteriorados 510990 510990 510990 510990 510990 510990 510990 510990 510990 
E21219 sobretensión 78403 78403 78403 0 0 78403 0 0 0 
E62207 
empaques 
deteriorados 179361 179361 179361 179361 179361 179361 179361 179361 179361 
E62198 sobretensión 226756 226756 226756 0 0 226756 0 0 0 
E62321 sobrecarga 80529 80529 80529 80529 80529 0 0 80529 80529 
E62094 sobrecarga 196353 196353 196353 196353 196353 0 0 196353 196353 
E62036 sobrecarga 243776 243776 243776 243776 243776 0 0 243776 243776 
E62455 sobrecarga 57431 57431 57431 57431 57431 0 0 57431 57431 
E41472 sobrecarga 54190 54190 54190 54190 54190 0 0 54190 54190 
E55205 sobrecarga 394361 394361 394361 394361 394361 0 0 394361 394361 
E52139 
empaques 
deteriorados 41449 41449 41449 41449 41449 41449 41449 41449 41449 
I13057 sobrecarga 271728 271728 271728 271728 271728 0 0 271728 271728 
E55176 sobretensión 28315 28315 28315 0 0 28315 0 0 0 
E11128 sobrecarga 266352 266352 266352 266352 266352 0 0 266352 266352 
E25425 sobretensión 26085 26085 26085 0 0 26085 0 0 0 
E42043 sobrecarga 128451 128451 128451 128451 128451 0 0 128451 128451 
E56006 
empaques 
deteriorados 99115 99115 99115 99115 99115 99115 99115 99115 99115 
L15151 sobretensión 14289 14289 14289 0 0 14289 0 0 0 
E51445 sobrecarga 14425 14425 14425 14425 14425 0 0 14425 14425 
e50128 sobrecarga 97605 97605 97605 97605 97605 0 0 97605 97605 
E41018 
empaques 
deteriorados 8772 8772 8772 8772 8772 8772 8772 8772 8772 
E51209 sobrecarga 72329 72329 72329 72329 72329 0 0 72329 72329 
E52139 sobrecarga 41449 41449 41449 41449 41449 0 0 41449 41449 
E41434 sobrecarga 82888 82888 82888 82888 82888 0 0 82888 82888 
E41754 sobrecarga 16910 16910 16910 16910 16910 0 0 16910 16910 
E41529 sobrecarga 49089 49089 49089 49089 49089 0 0 49089 49089 
E50153 
empaques 
deteriorados 5617 5617 5617 5617 5617 5617 5617 5617 5617 
E41662 sobrecarga 363044 363044 363044 363044 363044 0 0 363044 363044 
E13077 sobrecarga 150078 150078 150078 150078 150078 0 0 150078 150078 
L13057 sobrecarga 271728 271728 271728 271728 271728 0 0 271728 271728 
L14342 sobretensión 167494 167494 167494 0 0 167494 0 0 0 
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La Tabla 6-2 muestra los resultados de NTT promedio para cada escenario de la zona 
critica.  
Tabla 6-2. Impacto del NTT  por escenario de solución 
Nro 
ESCENARIO SOLUCIONES TÉCNICAS 
TASA DE 
FALLA NTT [kWh] 
PORCENTAJE 
DE MEJORA 
1 Sin implementación de acciones remediales (Escenario de referencia) λ=42,27% 128253,74 0,00% 
2 Reemplazar transformadores fallados por transformadores autoprotegidos λ=41,70% 125650,45 2,03% 
3 Instalar transformadores autoprotegidos y malla de SPT λ=35,42% 100159,92 21,90% 
4 
Instalar transformadores autoprotegidos, 
malla de SPT y electrodos en los nodos 
vecinos 
λ=35,42% 100159,92 21,90% 
5 Instalar transformadores tipo secos sin realizar mejoras del SPT λ=12,00% 50148,82 60,90% 
6 Instalar transformadores tipo seco y malla 
de SPT 
λ=5,17% 24658,30 80,77% 
7 Instalar transformadores autoprotegidos de 150kV y malla de SPT λ=35,42% 100159,92 21,90% 
8 
Instalar transformadores autoprotegidos 
de 150kV, malla de SPT y electrodos en 
nodos vecinos 
λ=35,42% 100159,92 21,90% 
  
De los resultados mostrados en la tabla anterior, se puede concluir que los escenarios 
que brindan mayor confiabilidad al sistema respecto al NTT, son los escenarios que 
eliminan las causas de falla por sobretensión y descargas parciales internas. El alto 
porcentaje de confiabilidad arrojado por el escenario Nro 6, Instalación transformador tipo 
seco y malla de SPT, la hacen la opcion mas conveniente para afrontar las condiciones 




7 Conclusiones y futuros trabajos 
En este último capítulo se presentan las principales conclusiones del trabajo, se 
describen los trabajos que deberían ser continuados; y por ultimo, se enumeran las 
publicaciones y trabajos académicos realizados durante el desarrollo de la tesis. 
7.1 Conclusiones generales 
El desarrollo de la metodología presentado en esta tesis, permitió la identificación de las 
causas de falla de los transformadores de distribución, y por consiguiente, permito 
plantear las soluciones mas adecuadas a las exigencias de la zona y así contribuir a 
mejorar la calidad de energía eléctrica. 
A partir de análisis de causa raíz, se determino como principal causa de falla las 
descargas parciales internas; factor que no es considerado en las pautas dadas por la 
Guía para la Reclamación de Garantías de Transformadores GTC 71, debido a que 
relaciona el deterioro del aceite aislante por la elevación de temperatura con la 
sobrecarga, y no es considerado los efectos térmicos ocasionados por las descargas 
parciales. Esto puede ocasionar mal interpretaciones al realizar un diagnostico de falla no 
solo en transformadores sino también en equipos que utilizan aceite como aislante 
dieléctrico. 
  
Se logro representar adecuadamente los efectos de los bucles dejados en las 
instalaciones de los transformadores, además se demostró que el enfoque presentado en 
las normas [19] y literatura [20] para calcular las tensiones inducidas en los bujes 
primarios de los transformadores específicamente para los instalados en poste, no es el 
adecuado. En los ejemplos presentados en la tesis, la tensión inducida alcanza valores 
pico mucho mas elevados que los calculados por las formulas establecidas por las 
normas [19]. 
 
Del análisis de información, se determino que la mayor tasa de falla de transformadores 
se limita a un área especifica de la zona oriente. Por lo tanto, la implementación de las 
acciones remediales solo a esta área, se lograra una reducción considerable en la tasa 
de falla de los transformadores. 
 
La valoración del impacto de cada uno de los escenarios y como mejorarían la 
confiabilidad en el suministro de energía, permitió identificar el escenario mas adecuado 
eliminando la causas de falla por sobretensión y descargas parciales. 
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7.2 Futuros trabajos 
 
Dada la importancia e inversión que representa los transformadores de distribución en el 
sistema eléctrico, se espera a futuro poder dar continuidad a esta investigación en el 
siguiente tópico: 
 
Estudio detallado del grado de afectación de las descargas parciales al aislamiento 
debido al zarandeo y formación de burbujas. Para prevenir la falla del transformador e 
interrupciones en el suministro de energía, es necesario valorar condiciones anormales 
en el comportamiento eléctrico y térmico del transformador; considerando que, el sistema 
de aislamiento del transformador consta de aceite y celulosa, ambos materiales 
generalmente cambian sus propiedades dieléctricas y térmicas durante la vida del 
transformador, disminuyendo su tiempo de vida útil. 
7.3 Publicaciones en congresos y trabajos 
académicos 
• Publicaciones en congresos: 
 
1. E.A. Cano-Plata, A.J. Ustariz-Farfan,  O.J. Soto-Marín, J.W. Calle-Florez, Estudio 
de Falla de Transformadores de  Distribución Zona Nororiente de CHEC, Premio 
Ambar 2013 a la Investigación y Desarrollo del Sector Eléctrico Colombiano, 
Bogotá, 2013. 
2. O.J. Soto Marín, E.A. Cano Plata, A.J. Ustariz-Farfan, Power Quality Causes of 
Failures in Colombia ́s Rural, 16th International Conference on Harmonics and 
Quality of Power, ICHQP, Bucarest-Rumania, 2014. 
3. O. J. Soto Marin, E. A. Cano Plata, A. J. Ustariz Farfan, C. Younes, Rural 
Distribution Meter Failures in Colombia, The 2014 IEEE Industrial Applications 
Society Annual Meeting, Vancouver-Canada, 2014. 
4. E. A. Cano Plata, A. J. Ustariz Farfan, O. J. Soto Marin, Electric Arc Furnace 
Model in Distribution Systems, The 2014 IEEE Industrial Applications Society 
Annual Meeting, Vancouver-Canada, 2014. 
5. O.J. Soto Marín,  E.A. Cano Plata,  A.J. Ustariz Farfan,  L. F. Díaz Cadavid, 
Causes of Failure of Distribution Transformers in the East Zone of Caldas, 
102 Estudio de Falla de Transformadores de Distribución en el Oriente de Caldas 
 
Congreso Internacional de Distribución Eléctrica - CIDEL, Buenos Aires - 
Argentina, 2014. 
 
• Publicaciones en revistas 
 
1. E. A. Cano Plata, A. J. Ustariz Farfan, O. J. Soto Marin, Electric Arc Furnace 
Model in Distribution Systems, IEEE Transaction on Industry Applications, 2015. 
 
• Trabajos académicos 
 
1. E. Cano-Plata, A. Ustariz-Farfan, C. Younes, J. A. Gonzales-Ocampo, S. 
Ramirez-Castaño, C. Arango-Lemoine, O. J. Soto-Marin, Diplomado en 
Instalaciones Eléctricas Bajo las Directrices del RETIE 2013 con Orientación al 
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A. Anexo: Valoración financiera 
En esta sección, se presentan los resultados obtenidos de la valoración financiera 
realizada para cada uno de los escenarios propuestos, así como los cálculos de los 
indicadores económicos, y de los resultados se determina cual es el escenario mas 
adecuado. Dado que el escenario de solución a ser implementado debe ser la medida 
remedial más económica que disminuya la tasa de falla, el objetivo es seleccionar el 
escenario mas eficiente la cual se determina por la relación Beneficio-Costo. Donde, el 
Beneficio estará determinado por la disminución en las penalizaciones por las 
indisponibilidades en el suministro de energía, la cual se traduce en egresos en el flujo de 
caja. El Costo corresponde a las inversiones por reemplazo de equipos e instalación de 
apantallamientos. 
 
A.1. Datos de los escenarios. 
El horizonte de tiempo planeado para evaluar el proyecto es tproy=10 años. En la Tabla A - 
1 se muestran los datos correspondientes a los costos del equipo utilizado.  
Tabla A - 1. Datos de costos de equipos 
Equipos Detalles Unidades 
Transformador convencional Transformador de 15kVA + Instalación $1.874.430 
Transformador autoprotegido de BIL 95kV Transformador de 15kVA + Instalación $2.709.630 
Transformador tipo seco Transformador de 15kVA + Instalación $5.804.030 
Transformador autoprotegido de BIL 150kV Transformador autoprotegido de 15kVA $3.916.030 
Malla de SPT + Instalación 
Varilla de cobre rígido 5/8" 2,4m (5 unidades) $410.000 
Conductor de cobre desnudo calibre 2/0 AWG  9,5 m $147.250 
Conductor de cobre desnudo 2/0 AWG para 
contrapesos 7,5m $116.250 
Soldadura exotérmica (8 puntos) $160.000 
Instalación del SPT $184.000 
Electrodos en nodos vecinos + Instalación 
Varilla de cobre rígido  5/8" 2,4 m (3 unidades) $246.000 
Conductor de cobre desnudo calibre 2/0 AWG 36m $558.000 
Soldadura exotérmica (3 puntos) $60.000 
Instalación del SPT (3 unidades) $322.893 
 
 
Adicionalmente, en la Tabla A - 2 se muestran los datos generales de cada escenario 
propuesto. 
Tabla A - 2. Datos generales de cada escenario 
Escenario Detalles Unidades 
Escenario Nro.1 
(escenario de referencia) 
Probabilidad de falla – trafλ  42,27% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt  2,37 años 
Costos iniciales (inversión) – $o traf instC +=  $ 1.874.430 
Valor de salvamento para el último año del proyecto – SC  $ 174.158 
Valor presente de chatarrización $ 398.126 
Escenario Nro.2 
Transformador autoprotegido 
de BIL 95kV 
Probabilidad de falla – trafλ  41,70% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt
 2,39años 
Costos iniciales (inversión) – $ $o traf inst sol instC + += +  $ 2.709.630 
Valor de salvamento para el último año del proyecto – SC  $ 828.248 
Valor presente de chatarrización $ 398.126 
Escenario Nro.3 
Transformador autoprotegido  
de BIL 95kV+ Malla de SPT 
Probabilidad de falla – trafλ  35,42% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt
 2,82 años 
Costos iniciales (inversión) – $ $o traf inst sol instC + += +  $ 3.727.130 
Valor de salvamento para el último año del proyecto – SC  $ 918.359 
Valor presente de chatarrización $ 398.126 
Escenario Nro.4 
Transformador autoprotegido 
de BIL 95kV + Malla SPT + 
electrodos en nodos vecinos 
Probabilidad de falla – trafλ  35,42% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt
 2,82 años 
Costos iniciales (inversión) – $ $o traf inst sol instC + += +  $ 4.914.023 
Valor de salvamento  – SC  $ 918.359 
Valor presente de chatarrización $ 398.126 
Escenario Nro.5 
Transformador tipo seco 
Probabilidad de falla – trafλ  12% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt
 8,33 años 
Costos iniciales (inversión) – $ $o traf inst sol instC + += +  $ 5.804.030 
Valor de salvamento para el último año del proyecto – SC  $ 474.823 
Valor presente de chatarrización $ 0.00 
Escenario Nro.6 
Transformador tipo seco + 
Malla de SPT 
Probabilidad de falla – trafλ  5,17% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt
 17,51 años 
Costos iniciales (inversión) – $ $o traf inst sol instC + += +  $ 6.821.530 
Valor de salvamento para el último año del proyecto – SC  $ 1.147.143 
Valor presente de chatarrización $ 0.00 
Escenario Nro.7 
Transformador autoprotegido 
de BIL150kV + Malla de SPT 
Probabilidad de falla – trafλ  35,42% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt
 2,82 años 
Costos iniciales (inversión) – $ $o traf inst sol instC + += +  $ 4.933.530 
Valor de salvamento para el último año del proyecto – SC  $ 1327237 
Valor presente de chatarrización $ 398.126 
Escenario Nro.8 
Transformador autoprotegido 
de BIL 150 kv + Malla SPT + 
Electrodos en nodos vecinos 
Probabilidad de falla – trafλ  35,42% 
Tiempo medio entre fallas –
fTRAFt
 2,82 años 
Costos iniciales (inversión) – $ $o traf inst sol instC + += +  $ 6.120.423 
Valor de salvamento  – SC  $ 1327237 
Valor presente de chatarrización $ 398.126 
 
 
Los egresos utilizados en la valoración financiera, corresponden a las penalizaciones por 
usuarios peor servidos que son calculados trimestralmente a través del NTT; el algoritmo 
utilizado para el calculo de la energía no suministrada se muestra a continuación. 
 
A.2. Penalizaciones por usuarios peor servidos 
El primer paso para realizar el cálculo de las penalizaciones a CHEC por indisponibilidad 
en el suministro de energía, fue obtener la duración de la falla por nodo (horas en las que 
no fue suministrada energía) y número de usuarios por transformador; se realizó la suma 
por nodo de las indisponibilidades presentadas durante los tres meses consecutivos, 
enero-marzo, abril-junio, julio-septiembre y octubre-diciembre.  
 
Para dar mayor claridad y presentar de una manera más sencilla el proceso realizado 
para el cálculo del valor por penalizaciones, se muestran los pasos realizados en el 
diagrama flujo de la  Figura A-1. 
 
Los valores presentados en la Tabla A - 4, muestran los resultados de las penalizaciones 
obtenidas para los primeros 31 nodos de acuerdo a la causa de falla y del escenario de 
solución. Estos valores son considerados en el flujo de caja como egresos, los cuales 
son calculados para cada año utilizando la ecuación (A-1), Ci representa los flujos 
monetarios futuros del valor neto obtenido por cada año i. Esta misma ecuación es 
utilizada para los flujos monetarios futuros de los ingresos. 
 (A-1) 
donde 
VA: Valor presente del costo del transformador más su instalación  
IR: es la tasa de interés para cada año i. 
Un  parámetro adicional que debe ser considerado en el flujo de caja en la valoración 
financiera, es el valor de salvamento (CS) del equipo finalizado el periodo de estudio. Una 
alternativa de cálculo de CS, está basada en la función de fiabilidad de un equipo dada 
ecuación: 
 (A-2) 
donde Ctrans+inst es el costo inicial del transformador más su instalación, que es el único 
valor salvado al finalizar el horizonte de tiempo del proyecto. 
Ci =VA ⋅ 1+ Ii( )
CS =Ctrans+inst e
− λ⋅tproy( ) −e




Figura A-1. Diagrama de flujo para el calculo de egresos 
La TIO utilizada para realizar los análisis es de 4,38%, valor tomado de la página del 
Banco de la República [49]. Con el valor de la inflación interna, se realiza una proyección 
a 10 años. Estos valores son considerados para calcular los valores futuros del flujo de 
caja la ecuación (A-1); en la  Tabla A - 3 se muestra los resultados de la proyección del 
interés para los 10 años, y en las tablas siguientes, se muestran los flujos de caja 
respectivos a cada escenario de solución. 






























1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO MACROECONÓMICO
VALORES AFECTADOS POR LA INFLACIÓN
Inflación Interna (Inflación_int) 3,40% 3,20% 3,10% 2,90% 2,80% 2,70% 2,60% 2,50% 2,40% 2,30%












ESC No 1 
λ=42,2% 
ESC  No 2 
λ=41,7% 
ESC Nro 3 
λ=35,4% 
ESC  No. 4 
λ=35,4% 
ESC  No. 5  
λ=12,0% 
ESC Nro. 6 
λ=5,17% 
ESC No. 7 
λ=35,42% 
ESC No. 8 
λ=35,42% 
E11111   $4.200 Sobretensión $4.200 $4.200 $0 $0 $4.200 $0 $0 $0 
E11128   $98.031 Sobrecarga $98.031 $98.031 $98.031 $98.031 $0 $0 $98.031 $98.031 
E11128   $14.972 Sobrecarga $14.972 $14.972 $14.972 $14.972 $0 $0 $14.972 $14.972 
E11128   $28.079 Sobrecarga $28.079 $28.079 $28.079 $28.079 $0 $0 $28.079 $28.079 
E12169   $28.688  
Falla de 
valvula $28.688 $28.688 $28.688 $28.688 $28.688 $28.688 $28.688 $28.688 
E12169   $3.962  
Falla de 
valvula $3.962 $3.962 $3.962 $3.962 $3.962 $3.962 $3.962 $3.962 
E12267   $30.663   Sobrecarga $30.663 $30.663 $30.663 $30.663 $0 $0 $30.663 $30.663 
E12294   $16.228  
Empaques 
deteriorados $16.228 $16.228 $16.228 $16.228 $16.228 $16.228 $16.228 $16.228 
E12336   $85.224   Sobrecarga $85.224 $85.224 $85.224 $85.224 $0 $0 $85.224 $85.224 
E12380   $14.640   Sobrecarga $14.640 $14.640 $14.640 $14.640 $0 $0 $14.640 $14.640 
E12405   $48.188   Sobrecarga $48.188 $48.188 $48.188 $48.188 $0 $0 $48.188 $48.188 
E13052   $25.749   Sobrecarga $25.749 $25.749 $25.749 $25.749 $0 $0 $25.749 $25.749 
E13061   $13.775   Sobretensión $13.775 $13.775 $0 $0 $13.775 $0 $0 $0 
E13077   $31.549   Sobrecarga $31.549 $31.549 $31.549 $31.549 $0 $0 $31.549 $31.549 
E21198   $4.579  
Falla de 
valvula $4.579 $4.579 $4.579 $4.579 $4.579 $4.579 $4.579 $4.579 
E21201   $40.602   Sobretensión $40.602 $40.602 $0 $0 $40.602 $0 $0 $0 
E21219   $30.332   Sobretensión $30.332 $30.332 $0 $0 $30.332 $0 $0 $0 
E22087   $119.712  
Empaques 
deteriorados $119.712 $119.712 $119.712 $119.712 $119.712 $119.712 $119.712 $119.712 
E23115   $8.545  
Empaques 
deteriorados $8.545 $8.545 $8.545 $8.545 $8.545 $8.545 $8.545 $8.545 
E24109   $38.901   Sobretensión $38.901 $38.901 $0 $0 $38.901 $0 $0 $0 
E24169   $16.066   Bueno $16.066 $16.066 $16.066 $16.066 $16.066 $16.066 $16.066 $16.066 
E25102   $6.297   Sobrecarga $6.297 $6.297 $6.297 $6.297 $0 $0 $6.297 $6.297 
E25160   $22.891   Sobrecarga $22.891 $22.891 $22.891 $22.891 $0 $0 $22.891 $22.891 
E31052   $915   Sobrecarga $915 $915 $915 $915 $0 $0 $915 $915 
E31293   $37.454   Sobrecarga $37.454 $37.454 $37.454 $37.454 $0 $0 $37.454 $37.454 
E31313   $64.630   Sobrecarga $64.630 $64.630 $64.630 $64.630 $0 $0 $64.630 $64.630 
E31381   $7.541   Sobretensión $7.541 $7.541 $0 $0 $7.541 $0 $0 $0 
E31504   $109.187   Sobretensión $109.187 $109.187 $0 $0 $109.187 $0 $0 $0 
E31504   $53.513   Sobretensión $53.513 $53.513 $0 $0 $53.513 $0 $0 $0 
E31529   $5.684   Sobrecarga $5.684 $5.684 $5.684 $5.684 $0 $0 $5.684 $5.684 
E32050   $43.263   Sobrecarga $43.263 $43.263 $43.263 $43.263 $0 $0 $43.263 $43.263 
E32068   $19.991   Sobrecarga $19.991 $19.991 $19.991 $19.991 $0 $0 $19.991 $19.991 
E32146   $0  
Empaques 
deteriorados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 
E32612   $13.777   Sobrecarga $13.777 $13.777 $13.777 $13.777 $0 $0 $13.777 $13.777 
E32631   $69.939   Sobrecarga $69.939 $69.939 $69.939 $69.939 $0 $0 $69.939 $69.939 
E32893   $100.007   Sobrecarga $100.007 $100.007 $100.007 $100.007 $0 $0 $100.007 $100.007 
E32975   $25.649   Sobrecarga $25.649 $25.649 $25.649 $25.649 $0 $0 $25.649 $25.649 
E41018   $2.162  
Empaques 
deteriorados $2.162 $2.162 $2.162 $2.162 $2.162 $2.162 $2.162 $2.162 
E41022   $10.571   Sobrecarga $10.571 $10.571 $10.571 $10.571 $0 $0 $10.571 $10.571 
 
 
Tabla A - 5. Escenario Nro 1. Escenario de referencia 
 
 
Tabla A - 6. Escenrio Nro 2. Instalación de transformador autoprotegidos 
 
 
Tabla A - 7. Transformador autoprotegidos y malla de SPT 
 
 
Tabla A - 8. Transformadores autoprotegidos, malla de SPT y electrodos en los nodos vecinos 
 
 
AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.1
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $0
Valor de chatarrizacion $406.221
TOTAL INGRESOS $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $406.221
Costos Iniciales $1 EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $1.874.430 $1.901.390 $1.906.949 $1.912.542
Penalización/Usuario peor servido $137.073 $137.206 $137.473 $137.606 $137.740 $137.875 $138.009 $138.144 $138.279
TOTAL EGRESOS $1.874.430 $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821





AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.2
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $0
Valor de chatarrizacion $406.221
Total ingresos generados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $406.221
Egresos no generados $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821
INGRESOS NETOS $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.457.041
Costos Iniciales EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $2.709.630 $2.748.602 $2.756.639 $2.764.723
Penalización/Usuario peor servido $136.291 $136.423 $136.689 $136.822 $136.955 $137.088 $137.222 $137.356 $137.490
TOTAL EGRESOS $2.709.630 $136.291 $136.423 $2.885.291 $136.822 $136.955 $2.893.727 $137.222 $137.356 $2.902.213




AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.3
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $0
Valor de chatarrizacion $406.221
Total ingresos generados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $406.221
Egresos no generados $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821
INGRESOS NETOS $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.457.041
Costos Iniciales EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $2.709.630 $2.751.276 $2.751.276
Costos de la solución $1.017.500
Penalización/Usuario peor servido $104.527 $104.628 $104.831 $104.933 $105.035 $105.138 $105.240 $105.343 $105.446
TOTAL EGRESOS $3.727.130 $104.527 $104.628 $104.831 $2.856.209 $105.035 $105.138 $2.856.516 $105.343 $105.446





AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.4
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $0
Valor de chatarrizacion $406.221
Total ingresos generados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $406.221
Egresos no generados $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821
INGRESOS NETOS $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.457.041
Costos Iniciales EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $2.709.630 $2.751.276 $2.751.276
Costos de la solución $2.204.393
Penalización/Usuario peor servido $104.527 $104.628 $104.831 $104.933 $105.035 $105.138 $105.240 $105.343 $105.446
TOTAL EGRESOS $4.914.023 $104.527 $104.628 $104.831 $2.856.209 $105.035 $105.138 $2.856.516 $105.343 $105.446






Tabla A - 9. Transformador tipo seco sin realizar mejoras del SPT 
 
 
Tabla A - 10. Transformador tipo seco y malla de SPT 
 
 
Tabla A - 11. Transformador autoprotegidos de BIL 150kV y malla de SPT 
 
 
Tabla A - 12. Transformadores autoprotegidos de BIL 150kV, malla de SPT y electrodos en nodos vecinos 
AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.5
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $474.823
Valor de chatarrizacion $0
Total ingresos generados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $474.823
Egresos no generados $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821
INGRESOS NETOS $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.525.643
Costos Iniciales EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $5.804.030 $5.804.030
Penalización/Usuario peor servido $49.679 $49.727 $49.824 $49.872 $49.921 $49.970 $50.018 $50.067 $50.116
TOTAL EGRESOS $5.804.030 $49.679 $49.727 $49.824 $49.872 $49.921 $49.970 $5.854.048 $50.067 $50.116





AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.6
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $1.147.143
Valor de chatarrizacion $0
Total ingresos generados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $1.147.143
Egresos no generados $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821
INGRESOS NETOS $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $3.197.964
Costos Iniciales EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $5.804.030
Costos de la solución $1.017.500
Penalización/Usuario peor servido $17.914 $17.932 $17.967 $17.984 $18.002 $18.019 $18.037 $18.054 $18.072
TOTAL EGRESOS $6.821.530 $17.914 $17.932 $17.967 $17.984 $18.002 $18.019 $18.037 $18.054 $18.072




AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.7
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $0
Valor de chatarrizacion $406.221
Total ingresos generados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $406.221
Egresos no generados $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821
INGRESOS NETOS $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.457.041
Costos Iniciales EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $3.916.030 $3.976.218 $3.976.218
Costos de la solución $1.017.500
Penalización/Usuario peor servido $105.308 $105.411 $105.615 $105.718 $105.821 $105.924 $106.028 $106.131 $106.235
TOTAL EGRESOS $4.933.530 $105.308 $105.411 $105.615 $4.081.936 $105.821 $105.924 $4.082.246 $106.131 $106.235




AÑO 1 AÑO 2 AÑO 3 AÑO 4 AÑO 5 AÑO 6 AÑO 7 AÑO 8 AÑO 9 AÑO 10
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022
ESCENARIO No.8
Ingresos INGRESOS
Valor de salvamento $0
Valor de chatarrizacion $406.221
Total ingresos generados $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $0 $406.221
Egresos no generados $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.050.821
INGRESOS NETOS $137.073 $137.206 $2.038.862 $137.606 $137.740 $2.044.824 $138.009 $138.144 $2.457.041
Costos Iniciales EGRESOS
Costo del transf. + Inst. $3.916.030 $3.976.218 $3.987.856
Costos de la solución $2.204.393
Penalización/Usuario peor servido $105.308 $105.411 $105.615 $105.718 $105.821 $105.924 $106.028 $106.131 $106.235
TOTAL EGRESOS $6.120.423 $105.308 $105.411 $105.615 $4.081.936 $105.821 $105.924 $4.093.883 $106.131 $106.235







A continuación se presenta un comparativo entre los ingresos y egresos de los 
escenarios en donde el resultado del Beneficio/Costo es más relevante. El primer 
escenario Figura A-2, se toma como referencia para visualizar más claramente el 
escenario de mejor comportamiento Beneficio/Costo Figura A-3, y el escenario con peor 
comportamiento Beneficio/Costo Figura A - 4. Aquí, la dirección de las barras indica los 
flujos de los ingresos (barras positiva) y egresos (barras negativas). 
 
Figura A-2. Escenario Nro 1. Escenario de referencia 
 
Figura A-3. Escenario Nro 6. Transformador tipo seco y malla de SPT 
 



























































A.3. Indicadores de rentabilidad 
Los indicadores de rentabilidad calculados a partir de los flujos de caja anteriores y 
tomando en cuenta las tasas de interés de cada año, se muestran en la Tabla A - 13. 
Tabla A - 13. Indicadores de rentabilidad 
Escenarios Detalles Unidades 
Escenario Nro.1 
(escenario de referencia) 
valor presente neto – VPN   $8.319.305,6 
tasa interna de retorno –TIR  No calculable 
relación beneficio/costo – B C  0,046 
payback Inversión no recuperable en 10 años 
 
Escenario Nro. 2 
Transformador autoprotegido de 
BIL 95 kV 
valor presente neto – VPN   $4.810.146,6 
tasa interna de retorno –TIR  No calculable 
relación beneficio/costo – B C  0,601 
payback Inversión no recuperable en 10 años 
Escenario Nro. 3 
Transformador autoprotegido de 
BIL 95kV + SPT 
valor presente neto – VPN   $2.827.458,8 
tasa interna de retorno –TIR  -12,54% 
relación beneficio/costo – B C  0,719 
payback Inversión no recuperable en 10 años 
Escenario Nro.4 
Transformador autoprotegido de 
BIL 95kV + SPT + Electrodos en 
nodos vecinos 
valor presente neto – VPN   $4.014.351,8 
tasa interna de retorno –TIR  -14,80% 
relación beneficio/costo – B C  0,643 
payback Inversión no recuperable en 10 años 
 
Escenario Nro.5 
transformador tipo seco 
valor presente neto – VPN   $4.637.217,3 
tasa interna de retorno –TIR  -22,91% 
relación beneficio/costo – B C  0,612 
payback Inversión no recuperable en 10 años 
Escenario Nro.6 
Transformador tipo seco + Malla 
de SPT 
valor presente neto – VPN   $986.349,2  
tasa interna de retorno –TIR  2,48% 
relación beneficio/costo – B C  1,141 
payback 10 años 
Escenario Nro.7 Transformador 
autoprotegido  de 150 kv  + Malla 
de SPT 
 
valor presente neto – VPN   $6.450.095,5 
tasa interna de retorno –TIR  No calculable 
relación beneficio/costo – B C  0,529 
payback Inversión no recuperable en 10 años 
Escenario Nro. 8  Transformador 
autoprotegido de BIL 150kV  + 
Malla de SPT + Electrodos en 
nodos vecinos   
valor presente neto – VPN   $7.648.416,6 
tasa interna de retorno –TIR  No calculable 
relación beneficio/costo – B C  0,486 
payback Inversión no recuperable en 10 años 
 
Debido a que los ingresos para cada año son poco representativos frente a los egresos 
generados por la energía no suministrada, todos los valores correspondientes a VPN 
(Valor Presente Neto) y TIR (Tasa Interna de Retorno), arrojaron resultados negativos o 
no se pueden calcular, excepto para el escenario Nro 6. Instalación de transformador tipo 
seco y malla de SPT. 
 
Es evidente que el escenario mas adecuado a ser implementado es el Nro. 6, instalación 
de transformador tipo seco y malla de SPT. En el tiempo de estudio que es de 10 años, el  
VPN es de $986.349,2 y la TIR de 2,48%; para este caso la inversion se recuperara en 
10 años (Payback). Se debe recordar que los ingresos en el análisis financiero realizado, 
corresponden a las penalizaciones que se dejaron de pagar por la disminución en las 





B. Anexo: Guía técnica de 
inspección y auditoria 
Se realiza la verificación del cumplimiento de las normas de instalaciones y diagnósticos 
de transformadores fallados en laboratorio, mediante la uniformidad en procedimientos a 
desarrollar antes, durante y después de la inspección. 
 
Para el desarrollo de los ejercicios de inspección y auditora, se preparo la documentación 
necesaria para tal fin, los cuales se relacionan a continuación:  
 
• UNAL-13-R01 “Plan de inspección”  
• UNAL-13-R02 “Acta de reunión – Apertura y Cierre”  
• UNAL-13-R03 “Informe de inspección y reporte de no conformidades”  
• UNAL-13-R04 “Listas de verificación subestaciones eléctricas”  
• UNAL-13-R05 “Formato de recepción de transformadores” 
• UNAL-13-R06 “Formato de prueba y diagnóstico de transformadores. 
 
A continuación se describe la metodología del proceso de inspección a las 
susbestaciones en campo. 
 
B.1 Metodología de las inspecciones a las  
subestaciones eléctricas  
Se realiza las inspecciones de las subestaciones eléctricas sobre la base de las 
prescripciones que establece el Reglamento Técnico de Instalaciones Eléctricas (RETIE) 
NTC 2050, y normas internas CHEC. 
 
Con el fin de realizar el examen visual y validar el cumplimiento de las normas, luego de 
analizar la información e identificar la zona de inspección, decide por muestreo el objeto 
de la revisión. 
Para efectos del muestreo, se hará una revisión igual o superior al 10% del circuito, Si se 
encuentran desviaciones en la muestra durante la revisión debe ampliarse con el fin de 
poder concluir sobre los hallazgos.  
Se debe tomar fotografías y deja registrado en los formatos los aspectos revisados y la 
decisión tomada con respecto al cumplimiento de los requisitos. 
Los elementos a analizar dentro de la inspección son:  
• Sistema de puesta a tierra. 
• Dispositivos de protección contra sobrecorriente. 
• Dispositivos de protección contra sobretensión. 
• Materiales acorde a las exigencias eléctricas. 
• Materiales acorde a las condiciones ambientales. 
• Coincidencia de la información en campo y bases de datos de la empresa. 
• Estructura. 
• Soportes y herrajes. 
 
Finalizada la inspección, se elabora un informe de inspección en el cual deja consignado 
el tipo de instalación, ubicación, descripción de los hallazgos y valoración de la 
instalación.  
Cumple: Cuando la instalación está conforme con el Reglamento y Normas o los 
hallazgos encontrados son clasificadas como leves. En este caso los posibles defectos 
se anotarán en el informe de inspección.  
No Cumple: Cuando se observa al menos un hallazgo grave. 
A continuación se describe la metodología del proceso de auditoria al diagnostico de falla 
de transformadores en laboratorios CHEC. 
 
B.2 Metodología del proceso de auditoria al 
diagnostico de falla de transformadores 
La auditoría se realizó en base a las Normas Técnicas Colombianas que aplican tanto 
para la manipulación, como para las pruebas técnicas a los transformadores. Las normas 
de aplicación se listan a continuación: 
 
 
• NTC 380 Transformadores eléctricos. Ensayos eléctricos. Generalidades. 
• NTC 375 Transformadores. Medida de la resistencia de los devanados.  
• NTC 471 Transformadores. Relación de transformación. Verificación de la 
polaridad y relación de fase. 
• GTC 71 Guía para la reclamación de garantías de transformadores. 
• NTC 2784 Guía para embalaje, almacenamiento y transporte de transformadores 
de distribución. 
 
Otro aspecto necesario a considerar en la auditoria, es el adecuado manejo y control de 
Bifenilos Policlorados también conocidos como PCB´s, para lo cual se recurrió a la 
Resolución del Ministerio de Ambiente y Desarrollo Sostenible N° 0222 del 2010.   
A continuación se describen los pasos a seguir en el proceso de la auditoría del 
diagnóstico de transformadores fallados: 
• Recepción de transformadores al centro de diagnóstico. 
• Diagnóstico del transformador y pruebas iniciales (Prueba de corto circuito, TTR-
Relación de transformación y Prueba de aislamiento). 
• Disposición final del transformador. 
 
B.2.1 Recepción de transformadores 
La primera etapa corresponde a la recepción del transformador en la bodega de 
diagnóstico con el fin de prepararlo para las pruebas posteriores. Las normativas sobre 
las cuales se establece los criterios de cumplimiento están en la norma NTC 2784 Guía 
para embalaje, almacenamiento y transporte de transformadores de distribución y la 
Resolución 0222, en la que se establecen los requisitos para la gestión y manejo de 
Bifenilos Policlorados (PCB).  
Las aspectos a tener en cuenta en la auditoria son: 
• Transporte y manipulación de transformadores 
• Procedimientos en evitar contaminación cruzada y manejo de PCB´s. 
• Normas de seguridad industrial y salud ocupacional 
 
B.2.2 Diagnóstico de transformadores y pruebas iniciales 
 
Después de confirmar la ausencia de PCB´s en el transformador y la fecha de fabricación 
es superior al 1997 este se dispone para realizar las pruebas iniciales del transformador: 
Relación de transformación, Resistencia de los devanados y Prueba de aislamiento, las 
cuales serán verificados de acuerdo a lo establecido en las normas NTC 375 y NTC 471, 
los datos de las pruebas y hallazgos son consignados en el formato UNAL-13-R06. El 
diagnostico de falla del transformador es verificado según los criterios presentados en la 
GTC 71, según las evidencias presentes en el transformador, se da el dictamen sobre 
cuál fue la causa de la falla. 
B.2.3 Disposición final del transformador 
Se verifica el cumplimiento de la disposición del transformador después de realizado el 
diagnostico según los criterios establecidos en la norma NTC 2784 y La Resolución 0222 
de 2010. Los aspectos considerados a inspeccionar son almacenamiento y prevención 
de la contaminación cruzada por PBC´s. A continuación se adjuntan los formatos 
utilizados en la auditoria:  
 
Figura B - 1. Formato de recepción de transformadores fallados 
 
N°#de#Registro:
N°#Empresa: N°#Serie: Marca: Tensión#Prim:
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Figura B - 2. Formato de pruebas y diagnostico de transformadores 
N°#de#Registro:
N°#Empresa N°#Serie: Marca: Tensión#Prim:
























































Figura B - 3. Formato de plan de inspección 
Criterio de Inspección: 
Fecha de inspección en sitio: ___________________________________
Horario: __________________________________________
1. Personas que participarán en la inspección
NOMBRE 
2. Programa de las actividades de inspección en sitio
ACTIVIDAD FECHA HORARIO
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Revisión des las subestaciónes eléctricas con base en los requisitos técnicos establecidos en el
Reglamento Técnico de Instalaciones Eléctricas (RETIE) y la Norma Técnica Colombiana NTC
2050.
EMPRESA ROL
Proceso / Aspecto:  ____________________________________________






Figura B - 4. Formato para el acta de apertura y cierra 
Empresa: 
Ciudad / Municipio:  
Fecha:
Sitio de reunión: 
ORDEN DE LA REUNIÓN: 
Apertura: Hora: 
1.      Presentación de las partes 
2.      Presentación del propósito y alcance de la inspección 
3.      Presentación y aceptación del plan de inspección 
4.      Presentación del servicio (confidencialidad, imparcialidad, muestreo) 
Cierre: Hora: 
1.     Agradecimientos por parte del inspector por la colaboración prestada 
2.      Cumplimiento del propósito y alcance de la inspección 
3.      Comentarios acerca del resultado de la inspección e informe de los hallazgos 
4.      Comentarios de las etapas que siguen para la culminación del proceso 
Asistentes: 
FIRMA
A:  Reunión de Apertura, C:  Reunión de Cierre 
Observaciones: 
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Figura B - 5. Formato para el reporte de No Conformidades 
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N° Expediente UNAL




Relacionar hallazgos que no se constituyen en no conformidad, pero que si se descuidan, en el
futuro podrían ocasionar un riesgo de origen eléctrico.En caso de que el cliente no esté de acuerdo
con alguna de las no conformidades, relacionar el número correspondiente en este cuadro. 
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